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1.1 Klimaschutz und neue Herausforderungen für die
Energiewirtschaft
Die Sicherstellung der Nachhaltigkeit der Energieversorgung ist eine der größten Heraus-
forderung, die der Mensch vor sich hat. Erreicht werden kann sie nur durch internationale
politische Kooperation. Hat die Energiewirtschaft seit ihrem Beginn hauptsächlich Gutes
gebracht, kann dies heute nicht mehr behauptet werden. Die Schäden sind zu spüren.
Globale Erwärmung und Umweltbelastung dürfen nicht länger ignoriert werden. Vor allem
gilt es, die Emissionen von Kohlendioxid (CO2) und anderen Treibhausgasen (THG) zu
reduzieren. Mit dem Rahmenübereinkommen der Vereinten Nationen über Klimaände-
rungen (engl. United Nations Framework Convention on Climate Change, UNFCCC)
[UN, 1992] und der Gründung des gleichnamigen Sekretariats 1992 wurde der erste Schritt
in Richtung eines nachhaltigen Wirtschaftswachstums und somit auch einer nachhaltigen
Energiewirtschaft gemacht. Das Übereinkommen wurde bis heute von 197 Vertragsparteien
inklusive der Europäischen Union (EU) ratifiziert [UN, 2017b]. Es sei erwähnt, dass unter-
zeichnete völkerrechtlicher Verträge erst durch Ratifikation verbindlich bestätigt werden
[Schweitzer+, 2016, S. 58 ff.]. Im Völkerrecht bestehen neben der Ratifikation auch andere
Wege, die zum selben Ergebnis führen, wie z. B. die Akzession. Einfachheitshalber wird im
Folgenden Ratifikation als Oberbegriff verwendet. Quantitative Zielsetzungen werden im
UNFCCC durch weitere Übereinkommen oder Protokolle festgelegt. Diese sind von den
Vertragsparteien zusätzlich zu unterschreiben und zu ratifizieren. Nachdem eine bestimmt
Anzahl an Vertragsparteien ein Übereinkommen oder Protokoll ratifiziert hat und eine
Übergangsfrist abgelaufen ist, tritt dieses in Kraft. Die ersten quantitativen Zielsetzungen
wurden 1997 mit dem Kyoto-Protokoll beschlossen [UN, 1998]. Die in CO2-Äquivalent
umgerechnete gemeinsame Emission von THG in Industrieländern sollte innerhalb des
Zeitraums 2008 bis 2012 im Jahresdurchschnitt um mindestens 5% gegenüber dem Niveau
von 1990 reduziert werden. Es wurde von 193 Vertragsparteien ratifiziert (von denen es eine
nachträglich aufgekündigt hat) und trat 2005 in Kraft [UN, 2017c]. Im Kyoto-Protokoll
wird unter den Quellen von THG an erster Stelle der Oberbegriff Energie genannt. Damit
wurde ein Zeichen gesetzt, dass sich die Zielsetzungen nur durch Änderung der Energie-
wirtschaft erreichen lassen. Der Änderungsprozess ist seitdem im Gange. Er bringt neue
Herausforderungen und folglich massiven Forschungsbedarf mit sich.
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Die Zielsetzungen des Kyoto-Protokolls wurden insgesamt betrachtet erreicht, einige
Vertragsparteien sind aber an ihren Zielsetzungen gescheitert [UN, 2017a]. Da sich nur
damalige Industrieländer zur Emissionsreduktion von THG verpflichtet haben, diese aber
nicht mehr den größten Teil der Emission verursachen, ist die weltweite Emission in der
Protokoll-Periode sogar gestiegen. Der Erfolg des Kyoto-Protokolls ist für den Klimaschutz
nur als Pyrrhussieg zu sehen. Mit den Doha-Änderungen sollten in einer zweiten Verpflich-
tungsperiode ab 2013 alle Vertragsparteien in der Emissionsreduktion von THG mitwirken.
Leider wurden die Doha-Änderungen nie von einer ausreichenden Anzahl an Vertrags-
parteien ratifiziert, um in Kraft zu treten [UN, 2018b]. Erst mit dem Pariser Abkommen,
das 2016 in Kraft trat, wurden international neue Zielsetzungen definiert [UN, 2018a]. Ab
2020 verpflichten sich die Vertragsparteien, den durchschnittlichen Anstieg der Erdtem-
peratur unter 2 ◦C und falls möglich unter 1,5 ◦C über dem vorindustriellen Niveau zu
halten [UN, 2015]. Die Welt befindet sich erst am Anfang des Klimaschutzprozesses. Die
vorliegende Arbeit ist durch diesen Hintergrund motiviert.
Auf nationaler Ebene wurde mit dem Entwurf des Stromeinspeisungsgesetzes von 1990
schon vor dem Errichten des UNFCCC der erster Impuls in Richtung Klimaschutz und
Ressourcenschonung durch Stärkung des Anteils erneuerbarer Energien an der Energiever-
sorgung gegeben [Bundestag, 1990]. Das Stromeinspeisungsgesetz führte, geprägt durch
nationale Zielsetzungen und das Kyoto-Protokoll, zum Entwurf des Erneuerbare-Energien-
Gesetzes (EEG) [Bundestag, 1999, S. 7]. Das EEG trat 2000 in Kraft und wurde in den
Jahren darauf stets erweitert und angepasst; die aktuelle Fassung ist das EEG 2017
[Bundestag, 2017]. Das Hauptziel ist es, bis 2050 den Anteil des erzeugten Stroms aus
erneuerbaren Energien auf 80% des Bruttostromverbrauchs zu steigern. Die Umstellung
der Erzeugung ist aber nicht der einzige Aspekt des Klimaschutzprozesses, der sich auf
die elektrische Energietechnik auswirkt. Durch höhere Durchdringungen von leistungsstar-
ken Verbrauchern aus den Wärme- und Verkehrssektoren wird auch die Nachfrage nach
elektrischer Energie wachsen.
Die energietechnischen Herausforderungen, die auf die einzelnen Länder zukommen, werden
nicht überall gleich sein. Die vorliegende Arbeit ist vor allem auf Europa und Deutsch-
land ausgerichtet. Die gewonnenen Erkenntnisse können jedoch weltweit Anwendung
finden. Zweck der Arbeit ist es, einen Beitrag zum Netzbetrieb und zur Netzplanung
von zukünftigen Niederspannungs (NS)-Netzen zu liefern. Durch den wachsenden Anteil
an Erzeugungsanlagen und leistungsstarken Verbrauchern in NS-Netzen kommen diese
immer mehr an ihre Betriebsgrenzen. Da bei der NS-Netzplanung bisher keine Messwert-
erfassung vorgesehen war, können Verteilnetzbetreiber (VNB) Grenzverletzungen nicht
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erkennen. Die Versorgungsqualität ist gefährdet. Um dem entgegenzuwirken, benötigen
die VNB Messwerte, Systeme zu deren Auswertung und Konzepte zur Regelung. Poli-
tisch bedingt werden deutsche Anschlussnutzer in Zukunft flächendeckend mit modernen
Messeinrichtungen (auch als intelligente Zähler oder Smart Meter bezeichnet) ausgestattet
sein [Bundestag, 2016b]. Um Daten zu versenden, müssen moderne Messeinrichtung über
eine Kommunikationseinheit mit einem Kommunikationsnetz zu einem Gesamtsystem
verbunden sein. Im Gesetz [Bundestag, 2016b] wird die Kommunikationseinheit als Smart-
Meter-Gateway und das resultierende System als intelligentes Messsystem bezeichnet.
In dieser Arbeit wird vorzugsweise die Begrifflichkeit aus dem Gesetz verwendet. Auch
europaweit besteht ein Trend zur flächendeckenden Installation von modernen Messeinrich-
tungen bzw. intelligenten Messsystemen. Diesbezüglich kann in [EC, 2018] eine Übersicht
und in [EY, 2013, S. 70 ff.] eine kritische Kosten-Nutzen-Analyse gefunden werden. Mit
intelligenten Messsystemen werden VNB in der Lage sein, Messdaten in NS-Netzen zu
erheben. Werden in Deutschland Messdaten aber als personenbezogene Netzzustandsdaten
deklariert, so ist aus Datenschutzgründen eine Erhebung dieser Daten weitgehend untersagt.
In den meisten anderen Ländern ist die Datenschutzregelung bisher weniger begrenzend.
Dies kann sich aber zukünftig durch Druck von verschiedenen Interessengruppen, die auf
Datenschutz ausgerichtet sind, ändern. Ziel dieser Arbeit ist es, eine Zustandsschätzung zu
entwickeln, die auch bei niedrigredundanter Messwertaufnahme für den Netzbetrieb von
NS-Netzen anwendbare Ergebnisse liefert. Neben geeigneten Algorithmen zur Zustands-
schätzung steht dabei die Generierung von Erzsatzwerten im Fokus. Erst wenn NS-Netze
mit Hilfe der Zustandsschätzung beobachtbar sind, können darauf aufbauende Konzepte
zur Regelung entwickelt werden, um die Energiewende zu unterstützen.
1.2 Aufbau der Arbeit
Um die Motivation der Arbeit zu verdeutlichen, wird in Kapitel 2 auf die Änderungen
in der Netzplanung und Netzführung von NS-Netzen eingegangen. In Kapitel 3 werden
die Grundlagen der Zustandsschätzung erläutert. Neben dem Stand der Technik werden
auch neue Forschungsansätze diskutiert. Der Kern der Arbeit ist in Kapitel 4 und 5
gegeben. In Kapitel 4 wird ein neuer Ansatz für die Zustandsschätzung in NS-Netzen
vorgeschlagen. Dieser wird simulativ bewertet und mit anderen Ansätzen verglichen.
In Kapitel 5 werden Verfahren zur Generierung von Ersatzwerten vorgeschlagen. Diese
werden ebenfalls simulativ bewertet und verglichen. Die Validierung der vorgeschlagenen
Verfahren im realen Netzbetrieb wird in Kapitel 6 ausgeführt. Die Arbeit schließt mit
einer Schlussfolgerung und einem Ausblick ab.

52 Netzplanung und Netzführung von
Niederspannungsnetzen
2.1 Anforderungen und grundsätzliche Vorgehensweise
NS-Netze bilden die unterste Spannungsebene des elektrischen Energiesystems. Sie sind
vor allem für die Versorgung von Haushalten sowie kleineren Gewerbe-, Industrie- und
Landwirtschaftsbetrieben vorgesehen, übernehmen aber auch zum größten Teil die Auf-
nahme von kleineren Erzeugungsanlagen. NS-Netze werden über Ortsnetztransformatoren
(ONT) mit Mittelspannungs (MS)-Netzen verbunden und versorgt. In den meisten Fällen
verbindet und versorgt ein ONT ein NS-Netz mit einem MS-Netz. Die Anforderung an
NS-Netze ist neben der Gewährleistung der Versorgungszuverlässigkeit die Einhaltung
einer normgerechter Spannungsqualität [FNN, 2013].
Die Netzplanung von NS-Netzen ist in hohem Maße an die architektonische Bebauung des
Versorgungsgebietes gekoppelt [Nagel, 2008, S. 92]. So sind Belegungen von Straßen und
Grundflächen von Gebäuden zu berücksichtigen. Aus technischer Sicht ist bei der Planung
die zu erwartende Belastung der Betriebsmittel zu berücksichtigen. Deren Belastbarkeit
ergibt sich aus der thermischen Stromtragfähigkeit der Betriebsmittel. Für die Stromtrag-
fähigkeit ist die Einhaltung der zulässigen Temperatur bei Betriebsstrombelastung die
entscheidende Bedingung. Wegen der aufwendigen Berechnung der maximalen Temperatur
wird aber grundsätzlich die Einhaltung der Strombelastbarkeit angewendet, die über den
thermischen Grenzstrom Ith definiert ist [Bochanky, 1985, S. 63 f.]. Bezüglich der Span-
nungsqualität gilt die Norm EN 50160 [EN 50160, 2017]. Im normalen Netzbetrieb müssen
aber alle 10-Minuten-Mittelwerte der Spannungen oberhalb 85% und unterhalb 110% der
Nennspannung Un = 230V liegen.1 Für ein Wochenintervall müssen zusätzlich 95% der
Werte oberhalb von 90% Un liegen. Die Unsymmetrie wird über den Quotienten der Effek-
tivwerte von Gegensystem- zu Mitsystemkomponente der Versorgungsspannung geregelt.
Der Quotient muss für 95% der 10-Minuten-Mittelwerte eines beliebigen Wochenintervalls
innerhalb von 2% liegen. Um dieses zu erreichen, ist in den meisten Technischen An-
schlussbedingungen die maximale Scheinleistung einphasiger Verbrauchsgeräte auf 4,6 kVA
begrenzt [BDEW, 2011, S. 8]. Derselbe Wert gilt auch für die installierte Leistung von
Erzeugungsanlagen [ARN4105, 2011, S. 23]. Auf Merkmale, die in kleineren Zeitfenstern
1Die Norm definiert die Nennspannung für NS-Drehstromnetze mit vier Leitern als die Spannung zwischen
Außenleiter und Neutralleiter.
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als die Messintervalle moderner Messeinrichtungen in NS-Netzen erfolgen, wie z. B. Flicker
oder Oberschwingungen, wird in dieser Arbeit nicht eingegangen.
2.2 Konventioneller Ansatz der Netzplanung von
Niederspannungsnetzen
Viele der heutzutage bestehenden NS-Netze wurden geplant und gebaut, bevor die Energie-
wende ihren Anfang nahm. Aus diesem Grund wird zuerst der damalige, im Weiteren als
„konventionell“ bezeichnete, Ansatz der Netzplanung vorgestellt. Konventionelle Netzpla-
nung von NS-Netzen richtet sich nach der geschätzten Höchstlast. Diese wird für Netzan-
schlüsse, NS-Leitungen und ONT-en bestimmt. Netzanschlüsse sind mit Überstrom- und
Kurzschluss-Schutzeinrichtungen ausgestattet. Überwiegend sind dies Niederspannungs-
Hochleistungs-Sicherungen (NH-Sicherungen) [Heuck+, 2013, S. 333]; deren Aufteilung
kann in [ABB, 2011, S. 333 ff.] gefunden werden. Mit Sicherungen ist der maximale Leis-
tungsbezug begrenzt und somit die theoretische Höchstlast am Netzanschluss bekannt.
Für Sicherungen in Hausanschlüssen sind Bemessungsströme bis 63A und für Netzan-
schlüsse von Gewerbe und Industrie bis 630A vorgesehen [Schwab, 2015, S. 625]. Die
Netzanschlussleitung eines Hausanschlusses muss nach Norm für mindestens 63A ausgelegt
sein [DIN180151, 2013, S. 14]. Ähnliche Vorgaben sind auch für Netzanschlussleitungen
von Gewerbe und Industrie einzuhalten. Damit wird sichergestellt, dass die Belastbarkeit
der Netzanschlussleitungen nicht überschritten wird. Alle NS-Leitungen, die keine Netzan-
schlussleitungen sind, werden in dieser Arbeit als NS-Hauptleitungen bezeichnet. Die zu
erwartende Höchstlast auf einer NS-Hauptleitung und einem ONT kann durch das sto-
chastische Verhalten der versorgten Verbraucher nur geschätzt werden. Für den Fall, dass
es sich bei den Verbrauchern nur um Hausanschlüsse handelt, können in der Literatur ver-
schiedene Berechnungsansätze gefunden werden, die aber auf der gleichen Vorgehensweise
beruhen [Bochanky, 1985, S. 108 ff.], [Kaufmann, 1995, S 2./2 ff.], [Nagel, 2008, S. 35 ff.],
[Dickert+, 2010], [Weedy+, 2012, S. 465 f.] und [Heuck+, 2013, S. 258 f.]. Mindestanfor-
derungen werden dabei durch die DIN 18015-1 geregelt [DIN180151, 2013, S. 24]. Für
Hausanschlüsse wird die Anzahl der Wohneinheiten nWE berücksichtigt und eine Annah-
me über die maximale Wirkleistung eines Anschlusses Pmax(nWE = 1) getroffen. Hierbei
wird für Wohneinheiten deren elektrische Ausstattung über den Elektrifizierungsgrad
(EG) mit betrachtet. So werden für Wohneinheiten mit Elektroheizung oder elektrischer
Warmwasserbereitung höhere Werte angenommen.
Des Weiteren wird ein von der Anzahl der Wohneinheiten abklingender Gleichzeitigkeits-
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faktor g(nWE) bestimmt. Die maximale geschätzte Wirkleistung auf einer NS-Hauptleitung
oder einem ONT wird dann mit Gleichung (2.2-1) berechnet.
Pmax (nWE) = Pmax (nWE = 1) · g (nWE) · nWE (2.2-1)
Um die Höchstlast zu bestimmen, wird zusätzlich noch ein Wert für den Leistungsfak-
tor cos(ϕ) angenommen. Für diesen werden Werte zwischen 0,9 und 1 vorgeschlagen
[Dickert+, 2010], [Heuck+, 2013, S. 259]. In Tabelle 2.1 sind die Annahmen verschiedener
Autoren über die maximale Wirkleistung einer Wohneinheit mit elektrischem Kochen und
Warmwasserbereitung (EG 3 Wohneinheit) und die Gleichzeitigkeitsfaktoren zusammenge-
fasst. Zusätzlich sind in Abbildung 2.1 die verschiedenen Berechnungen der Gleichzeitig-
keitsfaktoren gegenübergestellt. Ansätze für die Schätzung der Höchstlast bei Gewerbe-
und Industrieverbrauchern können [Kasikci, 2004, S. 11 f.] und [Siemens, 2016, S. 18 ff.]
entnommen werden. Auf Basis der geschätzten Höchstlast werden NS-Hauptleitungen
und der ONT ausgelegt. Diese werden in der Regel bewusst überdimensioniert, da außer
dem Schleppzeigerwert am ONT keine Messwerteerfassung und somit auch keine aktive
Überwachung des Netzes vorgesehen ist. Die einzige zusätzliche Rückmeldung, die der
Tabelle 2.1: Annahmen verschiedener Autoren über die maximale Wirkleistung einer EG 3
Wohneinheit und den Gleichzeitigkeitsfaktor
Autor Pmax(nWE = 1) in kW Berechnung des Gleichzeitigkeitsfaktors
[Bochanky, 1985]a 15,36 g = 0, 13 + 0, 87
nWE
[Kaufmann, 1995]b 30 g = 0, 07 + (1− 0, 07) · nWE−34








≈ 0, 07 + 0, 93
nWE
[Dickert+, 2010]b 30 g = 0, 07 + (1− 0, 07) · nWE−12
[Weedy+, 2012] k.A. g = 0, 1 + (1− 0, 1) · nWE−12
[Heuck+, 2013] 21 g = 0, 07 + 0, 93
nWE
aAnnahme: Neubauwohngebiete. Einfamilienhäuser. In den Jahren ab 2010.
bAnnahme: Grenzwert für den Gleichzeitigkeitsfaktor bei unendlich vielen WE gleich 0,07.
cAnnahme: α = 13, 3. κ = 1. (Autoren spezifische Koeffizienten, auf die nicht eingegangen wird.)
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VNB bekommen kann, erfolgt über Anschlussnutzer, meist jedoch nur bei Versorgungsun-
terbrechungen.
In öffentlichen NS-Netzen werden überwiegend ONT mit einer Bemessungsscheinleitung
SrT bis 630 kVA eingesetzt [Heuck+, 2013, S. 82]. In Dorf- und Landgebieten dominieren
Werte bis 400 kVA und in städtischen Gebieten ab 400 kVA [Kerber+, 2008]. Als Schalt-
gruppe wird meistens Dyn5 mit herausgeführtem Sternpunkt auf der US-Seite eingesetzt
[Oeding+, 2016, S. 225 ff.]. In Bezug auf die Netztopologie sind Strahlen-, Ring- und
Maschennetze vorhanden [Oeding+, 2016, S. 418]. Gewöhnlich werden die Netze aber als
Strahlennetz betrieben [Schwab, 2015, S. 557 ff.]. Als Leitungen werden überwiegend Kabel
eingesetzt. Dieser Trend soll auch in der Zukunft verfolgt werden [Oeding+, 2016, S. 418].
Gängige Kabeltypen sind NAYY und NAYCWY mit Leiterquerschnitten AL selten über
185mm2 [Oeding+, 2016, S. 327]. Hauptleitungen von Kabelnetzen werden in Kabelver-
teilerschränken oberirdisch zusammengeführt [Schwab, 2015, S. 557 ff.] und ermöglichen
somit die Änderung der Netztopologie. Alle anderen Leitungen werden unterirdisch über
Kabelmuffen verbunden. Die in der Regel unsymmetrischen Verbraucher werden über
TN-S oder TN-C-S Netzformen angeschlossen [Schwab, 2015, S. 593 ff.].




























5 - Nagel, Heuck
Abbildung 2.1: Gleichzeitigkeitsfaktor als Funktion der Anzahl der Wohneinheiten nach ver-
schiedenen Autoren
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2.3 Durch die Energiewende geprägte Änderungen
2.3.1 Integration von Erzeugungsanlagen
Ein Großteil der Photovoltaik (PV)-Anlagen speisen in NS-Netze ein [BSW, 2012],
[ISE, 2018, S. 31]. Es ist zu erwarten, dass sich dieser Trend auch in Zukunft fortsetzen
wird. Ein Überblick über die in Deutschland installierte PV-Leistung der vergangenen
Jahre ist in Abbildung 2.2 gegeben. Die aktuelle dena-Verteilnetzstudie aus dem Jahr 2012
geht davon aus, dass bis 2030 eine installierte Leistung zwischen 62,8GW und 71,7GW
vorhanden sein wird [dena, 2012, S. 23 f.]. Auch wenn die Sättigung im Zuwachs der
installierten Leistung in den letzten Jahren berücksichtigt wird, sind die Werte weiterhin
realistisch.
Hohe PV-Leistungen führen zu höheren Spannungen und Strömen in NS-Netzen [ISEA,
2018, S. 17 f.]. Spannungsbeträge nahe an der normgerechten Grenze wurden bereits
gemessen [Cramer+, 2016a]. Es ist von unerfassten Grenzwertverletzungen von Spannungs-
beträgen in einzelnen Netzen auszugehen. Überlastungen sind noch relativ selten, da die
Netze überdimensioniert gebaut wurden (siehe Abschnitt 2.2). Überlastungen werden
aber ab einer bestimmten installierten PV-Leistung zum limitierenden Faktor. Um die
Klimaschutzziele zu erreichen, verpflichtet die Politik nach § 8EEG die VNB Anlagen
zur Erzeugung von Strom aus erneuerbaren Energien diskriminierungsfrei an ihre Netze
anzuschließen. Die VNB müssen also einen Weg finden, zukünftig Grenzwertverletzungen

























































Abbildung 2.2: Installierte PV-Leistung in Deutschland [BMWi, 2019]
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im Betrieb regelnd einzugreifen. In Abschnitt 2.4 werden diese Optionen näher betrachtet.
Eine weitere Kategorie von Erzeugungsanlagen, die in NS-Netze einspeisen, sind Mikro-
Blockheizkraftwerke. Diese werden durch das Kraft-Wärme-Kopplungsgesetz (KWKG)
gefördert [Bundestag, 2016a]. Ihre kumulative installierte Leistung ist aber signifikant
kleiner als die der PV-Anlagen.
2.3.2 Integration von unkonventionellen Verbraucheranlagen
2.3.2.1 Integration von Wärmepumpen
Durch effiziente Energieumwandlung haben Wärmepumpen großes Potenzial in der Re-
duzierung des Energieverbrauchs im Wärmesektor. Studien gehen davon aus, dass 2030
in Deutschland fünf bis sechs Millionen Wärmepumpen benötigt werden, um die Klima-
schutzziele zu erreichen [IWES, 2017]. Bei Betrachtung der Absatzzahlen in Abbildung
2.3, wird aber deutlich, dass diese Zahlen noch weit entfernt sind. Unabhängig von der
Entwicklungsgeschwindigkeit werden Wärmepumpen beträchtliche Auswirkungen auf das
elektrische Energiesystem haben. Da Wärmepumpen fast ausschließlich in NS-Netzen
verbaut sind, werden diese besonders betroffen sein. Die meisten am Markt verfügbaren



































Abbildung 2.3: Absatzzahlen für Heizungs- und Warmwasserwärmepumpen in Deutschland
[BWP, 2019]
2Die Nennwärmeleistung einer Heizungsanlage gibt die im Dauerbetrieb maximale Wärmeabgabe an.
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einen COP3 von ungefähr 4 [BAFA, 2018]. Sie beziehen somit im optimalen Betrieb eine
elektrische Wirkleistung von 1 kW bis 5 kW. Im realen Betrieb können aber viel höhere
Werte auftreten, da bei niedrigen Temperaturen der COP signifikant sinkt und auch Heiz-
stäbe zum Einsatz kommen können. Als durchschnittliche Nennwärmeleistung für verbaute
Luft- und erdgekoppelten Wärmepumpen werden 10 kW und für Wasser-Wärmepumpen
16 kW angenommen [GZB, 2017, S. 36 f.]. Aus elektrischer Sicht sollte die Blindleistung
der Anlagen auch berücksichtigt werden [NavarroEspinosa+, 2014]. Zudem ist der Gleich-
zeitigkeitsfaktor der Anlagen sehr hoch. Nach manchen Studien kann er sogar bis zu 0,9
erreichen [Protopapadaki+, 2017]. Die hohen Leistungen und Gleichzeitigkeitsfaktoren der
Wärmepumpen sind bei der konventionellen Netzplanung nicht berücksichtigt. Das sollte
sich in Zukunft ändern. Ebenfalls muss für bestehende Netze eine Lösung zur weiteren
Integration der Anlagen gefunden werden.
2.3.2.2 Integration von Elektromobilität
Wie auch beim Wärmesektor soll die Elektrifizierung des Verkehrssektors zum Erreichen
der Klimaziele beitragen. Der Grund dafür ist, dass der Gesamtwirkungsgrad von Elek-
trofahrzeugen deutlich höher als der von solchen mit Verbrennungsmotoren ist [Marx,
2015]. Durch die Integration der Elektromobilität werden NS-Netze stark betroffen sein.
Nach Angaben der Nationalen Plattform Elektromobilität (NPE) werden aktuell 85%
der Ladevorgänge auf privaten Aufstellorten durchgeführt [NPE, 2018]. Diese werden
direkt über die NS-Netze versorgt. Die Ladeleistung kann dabei standardmäßig einphasige
3,7 kW, dreiphasige 11 kW oder 22 kW betragen. Wie sich die Elektrofahrzeuge auf die
Gleichzeitigkeit der Gesamtlast auswirken werden, ist noch umstritten [Probst, 2014, S.
88], [Götz, 2016, S. 96 f.]. Für die Netze gelten die gleichen Herausforderungen, die bei den
Wärmepumpen erwähnt wurden. Das Ziel der NPE ist es, eine Million Elektrofahrzeuge
bis 2020 zu erreichen. Wie Abbildung 2.4 deutlich macht, ist die heutige Durchdringung
der Elektrofahrzeuge noch weit vom Ziel entfernt.
2.3.3 Integration von Batteriespeichern
Stromspeicher, die in NS-Netzen zum Einsatz kommen, sind Batteriespeicher. Diese können
als Verbraucher oder Erzeuger agieren. Technisch gesehen sollte eine „wiederaufladba-
re Batterie“ als Akkumulator bezeichnet werden, der Begriff Batterie hat sich aber als
3Der COP (engl. Coefficient Of Performance), auch als Leistungszahl bezeichnet, gibt das Verhältnis
von abgegebener Wärmeleistung zur elektrischen Wirkleistung an.





































Abbildung 2.4: Anzahl der Elektrofahrzeuge in Deutschland [KBA, 2019]
Oberbegriff in der Literatur durchgesetzt. Auf die verschiedenen Arten von Batterie-
speichern wird in dieser Arbeit nicht eingegangen, eine Zusammenfassung findet sich
in [Sterner+, 2017, S. 229 ff.]. Die VNB können Batteriespeicher zur Netzoptimierung
einsetzen, um Last- und Erzeugungsspitzen zu reduzieren [WD, 2017, S. 8]. Eigentümer
von Batteriespeichern können diese aber auch nutzen, um den eigenen Verbrauch wirt-
schaftlich zu optimieren. Als Ergebnis können, bei hoher Gleichzeitigkeit verschiedener
Batteriespeicher und sofern diese aus dem Netz geladen werden, NS-Netze sogar noch
stärker belastet werden [ISEA, 2017, S. 100 f.]. Dies ist aber sehr unwahrscheinlich. Batte-
riespeicher sind noch immer sehr von politischen Impulsen abhängig [VDE, 2015a, S. 9].
Der Grund dafür sind die noch relativ hohen Kosten, die begrenzte Anzahl an Ladezy-
klen und die Verluste in der Energieumwandlung. Die Zahlen steigen aber, vor allem die
der sogenannten Solarstromspeicher, die PV-Anlagen mit Batteriespeichern verbinden
[ISEA, 2018, S. 37].
2.3.4 Datenerfassung mit intelligenten Messsystemen
Mit den 3. Binnenmarkt-Richtlinien Strom und Gas (2009/72/EU und 2009/73/EU) haben
sich die EU-Mitgliedstaaten vorgenommen, intelligente Messsysteme einzuführen [Säcker+,
2017, S. 3 f.]. Dieser Prozess wird auch als Smart Meter Rollout bezeichnet. In Deutschland
wird die Einführung der intelligenten Messsysteme mit dem Gesetz zur Digitalisierung der
Energiewende geregelt [Bundestag, 2016b]. Dieses umfasst das Messstellenbetriebsgesetz
(MsbG) [Bundestag, 2016c] und kleinere Anpassungen an weiteren drei Gesetzen und 11
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Verordnungen. Bei den Änderungen wurde unter anderem der Großteil der Regelungen
für den Messstellenbetrieb aus dem grundlegenden Energiewirtschaftsgesetz (EnWG)
[Bundestag, 2005] in das MsbG übertragen. Verantwortlicher für die Durchführung des
Gesetzes ist der, als grundzuständiger Messstellenbetreiber bezeichnete, lokale VNB. Die
Grundzuständigkeit kann aber auch auf ein anderes Unternehmen übertragen werden,
worauf in dieser Arbeit nicht weiter eingegangen wird.
Wie schon in Abschnitt 1.1 erwähnt, wird im Gesetz eine Trennung zwischen modernen
Messeinrichtungen und intelligenten Messsysteme vorgenommen. Nach § 2MsbG wird als
moderne Messeinrichtung eine Messeinrichtung bezeichnet, die den tatsächlichen Elektrizi-
tätsverbrauch und die Nutzungszeit widerspiegelt und über eine Kommunikationseinheit,
das Smart-Meter-Gateway, in ein Kommunikationsnetz eingebunden werden kann. Eine
moderne Messeinrichtung, die auf diese Weise in ein Kommunikationsnetz eingebunden ist,
wird als intelligentes Messsystem bezeichnet. Der wichtige Unterschied hierbei ist, dass
nur intelligente Messsysteme Daten übertragen können. Eine moderne Messeinrichtung
kann aber jederzeit zu einem intelligenten Messsystem erweitert werden. Nach welchem
Ablauf die intelligenten Messsysteme bzw. modernen Messeinrichtung ins Netz eingebunden
werden sollen, ist in Tabelle 2.2 dargestellt. Um den schrittweisen Rollout-Effekt bei den
Anschlussnutzern zu erreichen, müssen erst Verbraucher mit höherem Energieverbrauch mit
intelligenten Messsystemen ausgestattet werden. Zudem ist definiert, was verpflichtend und
was optional ist. Die Verpflichtungen sind erfüllt, wenn mindestens 95% der Messstellen
entsprechend den Forderungen ausgestattet sind. Bevor der Rollout starten kann, muss
gemäß § 29MsbG der Messstellenbetrieb technisch möglich und wirtschaftlich vertretbar
sein.
Die wirtschaftliche Vertretbarkeit ist mit dem maximalen Entgelt definiert, das für den
Betrieb der Messstellen nach § 31MsbG von dem Anschlussnutzer gefordert werden darf.
Dieses ist in der letzten Spalte in Tabelle 2.2 angegeben. Beim optionalen Einbau von
intelligenten Messsystemen, soweit dieser wirtschaftlich vertretbar ist, entscheidet der
VNB und nicht der Anschlussnutzer über deren Einbau. Zum Vergleich: Aktuell bezahlt
der Anschlussnutzer für den Messstellenbetrieb ca. 20d pro Jahr [BNetzA, 2018]. Um die
Ausstattung mit intelligenten Messsystemen als technisch möglich zu bezeichnen, müssen
gemäß § 30MsbG mindestens drei voneinander unabhängige Unternehmen intelligente
Messsysteme, die vom Bundesamt für Sicherheit in der Informationstechnik (BSI) zertifiziert
sind, am Markt anbieten. Mit der Zertifizierung wird sichergestellt, dass ein Smart-Meter-
Gateway die definierten sicherheitstechnischen Mindestanforderungen erfüllt. In Fokus
dabei stehen gemäß § 22MsbG Datenschutz, Datensicherheit und Interoperabilität. Nach
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Tabelle 2.2: Ausstattung von Messstellen mit intelligenten Messsystemen (iMSys) und modernen
Messeinrichtungen (mME) nach MsbG








100MWh/a ... 2017 2032 x angemessen
50MWh/a 100MWh/a 2017 2024 x 200d/a
20MWh/a 50MWh/a 2017 2024 x 170d/a
10MWh/a 20MWh/a 2017 2024 x 130d/a
6MWh/a 10MWh/a 2020 2027 x 100d/a
0MWh/a 6MWh/a ... 2032 x 20d/a
Erzeugung
100 kW ... 2020 2027 x angemessen
30 kW 100 kW 2017 2024 x 200d/a
15 kW 30 kW 2017 2024 x 130d/a
7 kW 15 kW 2017 2024 x 100d/a
0 kW 7kW ... 2032 x 20d/a







4MWh/a 6MWh/a 2020 ... x 60d/a
3MWh/a 4MWh/a 2020 ... x 40d/a
2MWh/a 3MWh/a 2020 ... x 30d/a
0MWh/a 2MWh/a 2020 ... x 23d/a
Erzeugungd 1 kW 7kW 2018 ... x 60d/a
aAngaben für Verbraucher als durchschnittlicher Jahresstromverbrauch der vorangegangenen drei
Jahre und für Erzeugungsanlagen als installierte Leistung.
bMaximaler Bruttowert, der für den Messstellenbetrieb in Rechnung gestellt werden darf.
cUnterbrechbare Verbrauchseinrichtungen wie z.B. Wärmepumpen.
dNeuanlagen.
Stand von Anfang 2020 befinden sich Smart-Meter-Gateways von neun Unternehmen
beim BSI in Zertifizierung, von denen erst Ende 2019 das dritte zertifiziert wurde [BSI,
2020]. Als Folge ist der ab 2017 geplante Start noch nicht erfolgt. Der Grund für den
Verzug bei der Zertifizierung sind die hohen Anforderungen in Bezug auf Datenschutz und
Datensicherheit. Schon beim Erstellen des MsbG hat die Datensicherheit eine Schlüsselrolle
gespielt [Lüdemann+, 2016].
Für die Netzführung ist zudem wichtig, welche Daten aus dem Netz zur Verfügung stehen
werden. Für Netzzustandsdaten, die als Spannungswerte, Stromwerte, Phasenwinkel und
daraus errechenbare oder herleitbare Werte definiert sind, wird der zulässige Umfang der
Messwerterhebung mit § 56MsbG geregelt. Dieser besagt, dass außer in einzelnen Ausnah-
men Netzzustandsdaten nur erhoben werden dürfen, wenn sie keine personenbezogenen
Daten darstellen. Auch bei dieser Festlegung spielen Datenschutz und Datensicherung
eine zentrale Rolle. Die Ausnahmen sind Anlagen nach EEG oder KWKG, unterbrechbare
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Verbrauchseinrichtungen in NS-Netzen nach § 14aEnWG oder Anschlussnutzer mit einem
Jahresstromverbrauch von über 20MWh. Beim Begriff personenbezogen wird auf das
Bundesdatenschutzgesetz verwiesen, der Begriff ist somit rechtlich und nicht technisch
definiert. Dies erlaubt bedauerlicherweise Freiraum für Interpretationen. In dieser Arbeit
wird im Kapitel 4 für die Zustandsschätzung angenommen, dass Spannungswerte nicht
personenbezogenen Daten sind, da diese vom gesamten Zustand im Netz abhängen. In
Kapitel 5 wird analysiert, inwiefern diese Annahme richtig ist, oder, in anderen Worten,
wie gut das Verhalten der Anschlussnutzer nur mit Spannungswerten bestimmt werden
kann. Es muss aber allen Beteiligten bewusst sein, dass für den Fall, dass Spannungswerte
als personenbezogene Daten interpretiert werden, es fraglich ist, ob der Rollout einen
Beitrag zur Netzführung leisten kann.
Eine weitere technische Unklarheit im MsbG bezieht sich auf die Messperiode der Netzzu-
standsdaten. Für Verbrauch und Erzeugung von Energie ist eine 15-minütige Auflösung von
Zählerstandsgängen definiert (§ 60MsbG); ob sich diese aber auf alle Netzzustandsdaten
bezieht, ist unklar. Aus Datenschutzsicht sind Augeblickswerte, also Werte mit sehr kurzen
Messperioden, die unkritischsten. Aus Netzbetriebssicht wären Mittelwerte mit einer Mess-
periode von 10 Minuten zu favorisieren, zumal alle Anforderungen in der EN 50160 auf
10-Minuten-Mittelwerte ausgelegt sind. Nach [Wäresch, 2018, S. 180 ff.] können realistische
Abweichungen der Mittelwerte zu den Extremwerten innerhalb einer Messperiode bis zu
0,6V und 20A erreichen. Es wäre also besser, zusätzlich zu den Mittelwerten die minimalen
und maximalen Werte in allen Messperioden aufzunehmen. Auch hier ist zu bemerken,
dass die Bedürfnisse aus Sicht von Datenschutz und Netzbetrieb gegensätzlich sind. Für die
verschiedenen Untersuchungen in dieser Arbeit werden die Annahmen jeweils angegeben.
Außer der automatisierten Ablesung von erzeugter und verbrauchter Energie und der
Erfassung von Netzzustandsdaten sollen intelligente Messsysteme auch für die Steuerung
von Anlagen und somit für die Flexibilisierung in NS-Netzen dienen. Die Smart-Meter-
Gateways sollen neben dem Kommunikationsnetz zu modernen Messeinrichtungen, das
als Local Metrological Network (LMN) bezeichnet wird, und dem Kommunikationsnetz
zu externen Teilnehmern, das als Wide Area Network (WAN) bezeichnet wird, auch ein
Kommunikationsnetz zu steuerbaren Energieverbrauchern bzw. Energieerzeugern, das als
Home Area Network (HAN) bezeichnet wird, besitzen [BSI, 2013, S. 13 f.]. Bevor der
Rollout nicht startet, bleiben hierzu noch viele Fragen offen.
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2.4 Neue Netzführungskonzepte
Um Spannungsbandverletzungen und Überlastungen zu vermeiden, stehen den VNB einige
Optionen zur Verfügung. In dieser Arbeit wird die Aufteilung der Maßnahmen in Anleh-
nung an [Wellßow+, 2018] erfolgen. Die verschiedenen Maßnahmen werden in Tabelle 2.3
zusammengefasst. Es wird eine Aufteilung in die Einführung neuer Betriebsmittel, die
Leistungsbeeinflussung und die Änderungen der Netztopologie oder Netzparameter vorge-
nommen. Unter neuen Betriebsmitteln werden Regeleinheiten verstanden, deren Konzepte
schon in der Hochspannungs (HS)-Ebene gebräuchlich sind, aber eine neue Anwendung in
NS-Netzen finden. Hier ist an erster Stelle der regelbare Ortsnetztransformator (rONT)
zu erwähnen. Dieser hat die Möglichkeit, sein Übersetzungsverhältnis im laufenden Be-
trieb unter Last zu ändern und somit unteren und oberen Spannungsbandverletzungen
entgegenzuwirken. In der Praxis finden sich drei verschiedene Regelkonzepte für den
rONT [MR, 2015, S. 76]. Diese unterscheiden sich nach den Kriterien für die Vorgabe
der Soll-Spannung am rONT. Die Soll-Spannung kann konstant gehalten werden, in Ab-
hängigkeit vom Leistungsfluss am rONT vorgegeben werden oder in Abhängigkeit einer
abgesetzten Messung an einem als kritisch angenommen Knoten im Netz vorgegeben
werden. Der Vorteil der ersten beiden Regelkonzepte ist, dass keine Datenübertragung
benötigt wird. Bei einem sehr heterogen beanspruchten Netz mit z. B einem Strang mit
vielen Verbraucher und einem anderen mit vielen Erzeugungsanlagen, kann der rONT























a regelbarer Ortsnetztransformator b Strangregler c Spannungsschrägregler
0 - kaum wirksam und sinnvoll - kann wirksam und sinnvoll sein - sehr wirksam und sinnvoll
2.4 – Neue Netzführungskonzepte 17
möglicherweise nicht alle Spannungsprobleme lösen, ohne neue hervorzurufen. Für diesen
Fall bietet sich der Strangregler (SR) an [Brewin+, 2011]. Dieser kann nach den gleichen
Konzepten wie der rONT regeln, beeinflusst aber nur einen Strang. Sowohl der rONT als
auch der SR sind Spannungslängsregler. Diese können den Leistungsfluss nur geringfügig
beeinflussen und somit Überlastungen nicht entgegenwirken. Diese Möglichkeit hat der
Spannungsschrägregler (SSR) [Lang+, 2016]. Dieser muss richtig positioniert sein und in
der Lage sein, den Leistungsfluss so einzustellen, dass beim Beseitigen einer Überlastung
keine andere im Netz entsteht. Von den genanten Betriebsmitteln hat sich der rONT bei
den VNB schon durchgesetzt und wird, wie in Abbildung 2.5 zu sehen ist, zunehmend als
Standardbetriebsmittel behandelt.
Die Regelung von Wirkleistung kann an Erzeugungsanlagen, Verbraucheranlagen oder
Batteriespeichern erfolgen. Sie beeinflusst den Leistungsfluss und die Spannung im Netz,
hat aber jeweils Begrenzungen oder Nachteile. Mit der Wirkleistungsregelung an Erzeu-
gungsanlagen können durch Erzeugung verursachte Spannungserhöhung und Überlastungen
beseitigt werden. Diese Maßnahme wird als Einspeisemanagement (EinsMan) bezeichnet
und wird durch § 9EEG geregelt. Mit EinsMan ist immer das Verwerfen von Energie
verbunden. Nach Bundesnetzagentur (BNetzA) wurde in Deutschland eine Energie von
ca. 184GWh aus solaren Energieträgern in 2016 verworfen [BNetzA, 2017, S. 116]. Wird
ein durchschnittlicher elektrischer Energiebedarf in Haushalten von 1.770 kWh/a pro
Kopf deutschlandweit angenommen [EI, 2018], könnte mit der verworfenen Energie der
Bedarf in Haushalten von ca. 100.000 Personen gedeckt werden. Mit Wirkleistungsrege-
lung an steuerbaren Verbraucheranlagen kann durch Lasten verursachten Überlastungen
und unteren Spannungsbandverletzungen entgegengewirkt werden. Sie sind aber oft mit
Komfortverlust beim Verbraucher verbunden. Zum Teil kann auch durch Einschalten
von Verbraucheranlagen negativen Auswirkungen, die durch Erzeugung verursacht sind,
entgegengewirkt werden. Außer der direkten Beeinflussung der Wirkleistung ist auch die
Möglichkeit vorhanden, mit finanziellen Anreizen die Leistung optimierend zu verschieben.
Die direkte Beeinflussung wird auch als Demand Side Management (DSM) bezeichnet
und die mit finanziellen Anreizen als Demand Side Response (DSR), als Oberbegriff wird
Demand Side Integration (DSI) benutzt [Stötzer+, 2015]. Das Potential von DSI hängt
sehr von den vorhandenen Flexibilitäten ab. In Deutschland wird DSM fast ausschließlich
an Einrichtungen zum Heizen durchgeführt [BNetzA, 2017, S. 142 ff.]. Batteriespeicher
können negativen Auswirkungen von Erzeugungs- und Verbraucheranlagen entgegenwir-
ken. Dies hängt aber von den vorhandenen Kapazitäten ab und ist mit Energieverlusten
verbunden.
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Ähnlich wie die Wirkleistung kann auch die Blindleistung beeinflusst werden. Um Belas-
tungen zu reduzieren, sollten die Blindleistungsflüsse im Netz so klein wie möglich gehalten
werden. Durch Änderung der Blindleistungsflüsse wird zudem die Spannung beeinflusst.
Es ist zu bemerken, dass für die Netzoptimierung diese beiden Optionen in Konflikt zuein-
ander stehen können. In Deutschland werden die Anforderungen an Erzeugungsanlagen
in Bezug auf die Bereitstellung von Blindleistung mit der VDE4 Anwendungsregel 4105
definiert [ARN4105, 2011, S. 28 ff.]. Blindleistungsregelung an Erzeugungsanlagen ist
ein wichtiger Baustein in der NS-Netzregelung, da diese über die Wechselrichter ohne
weitere Investitionskosten möglich ist. Der Einsatz von Kompensationsanlagen oder die
Beeinflussung von Blindleistung an Verbraucheranlagen in NS-Netzen ist möglich, wird
aber in der heutigen Praxis fast ausschließlich in Industrienetzen eingesetzt.
In Abschnitt 2.2 wurde erwähnt, dass die Topologie des Netzes über Schaltmaßnahmen in
Kabelverteilerschränken geändert werden kann. Manchmal ermöglicht dies eine Verbes-
serung der Netzsituation. Als letzte Option sei der Netzausbau genannt. Hierbei können
bestehenden Kabel durch neue, die einen größeren Querschnitt haben, ersetzt werden oder
zusätzlich zu den bestehenden neue Kabel eingesetzt werden. Zudem können Transfor-
matoren durch leistungsstärkere ersetzt werden. Diese Optionen erhöhen die mögliche
Belastung des Netzes signifikant. Da sich dabei auch die Impedanzen im Netz ändern,
haben sie auch einen Effekt auf die Spannungen.
Die Anzahl deutscher VNB, die in den letzten Jahren die verschiedenen Maßnahmen
zur Netzoptimierung und Netzverstärkung angewendet haben, wird in Abbildung 2.5
zusammengefasst. Es sei erwähnt, dass sich die Maßnahmen allgemein auf Verteilnetze
beziehen; separate Werte nur für NS-Netze wurden von der BNetzA nicht angegeben.
Die Werte beziehen sich immer auf ein Jahr mit dem Stichtag 1. April. Des Weiteren
sei erwähnt, dass die Trennstellenoptimierung eine Art der Änderung der Netztopologie
ist und dass mit dem Einbau von Spannungsreglern wahrscheinlich der Einsatz von SR
gemeint ist. Die angegebenen Maßnahmen für Freileitungen sind für NS-Netze nicht
aussagekräftig und werden im Weiteren nicht betrachtet. Netzausbau wird von den meisten
VNB durchgeführt, gefolgt von der Änderung der Netztopologie und dem Einbau von
rONT und Spannungsreglern. Unter Sonstiges sind vermutlich die restlichen Maßnahmen
aus Tabelle 2.3 gemeint. Netzausbau in Kombination mit der Einführung von rONT
ist nach verschiedenen Untersuchungen zum jetzigen Stand die sinnvollste Maßnahme
[FfE, 2017, S. 144], [Arnold, 2019]. Einer der Gründe ist, dass diese keine aktive Führung
oder Datenübertragung benötigen. Die Zuverlässigkeit der Kommunikationssysteme für
4Verband der Elektrotechnik, Elektronik und Informationstechnik (VDE)
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Abbildung 2.5: Anzahl deutscher VNB, die verschiedene Maßnahmen zur Netzoptimierung
und Netzverstärkung angewendet haben [BNetzA, 2020, S. 125]
NS-Netze ist noch nicht auf dem vom Netzbetrieb erwünschten Stand [Sigle, 2016, S. 1 ff.].
Eine Zusammenfassung und kritische Betrachtung verschiedene Kommunikationssysteme
kann in [Wellßow+, 2018] gefunden werden. In der vorliegenden Arbeit wird darauf nicht
weiter eingegangen.
20 2 – Netzplanung und Netzführung von Niederspannungsnetzen
2.5 Notwendigkeit der Zustandsschätzung und der
Ersatzwertgenerierung
Netzausbau und lokale Spannungsregler lösen noch immer die meisten Probleme in NS-
Netzen. Diese werden aber irgendwann an Grenzen stoßen, an denen sie nicht mehr die
wirtschaftlich optimale Lösung darstellen. Zusätzlich ist zu beachten, dass Netzausbau von
NS-Netzen nicht die übergeordneten Netze entlastet. Soll das volle Potenzial der Verteilung
und Übertragung von Energie genutzt werden, müssen die alternativen Maßnahmen wie
z. B. DSI in Betracht gezogen werden. Dies ist nur machbar, wenn der Netzzustand zu jedem
Zeitpunkt mit ausreichender Genauigkeit bestimmbar ist. Das Bestimmen des Netzzustands
ist auch zwingend erforderlich, um neue Marktmodelle einzuführen [Agora, 2017] oder
innovative Konzepte wie die Sektorkopplung [dena, 2016] oder den zellularen Ansatz
[VDE, 2015b] umzusetzen. Zusätzlich ermöglicht eine präzise Schätzung des Zustands,
die Sicherheitsabstände zu Grenzwerten im Betrieb deutlich zu verringern und somit eine
effizientere Netzführung. Die Netzzustandsschätzung ist aber nicht Stand der Technik
in NS-Netzen. Ein weiterer zu betrachtender Aspekt ist, dass für die Durchführung der
Netzzustandsschätzung Messdaten oder alternative Eingangsdaten erforderlich sind. Wie
in Unterabschnitt 2.3.4 erwähnt, wird den deutschen VNB aus Datenschutzgründen nur
ein sehr begrenzter Umfang an Messdaten zur Verfügung stehen. Um trotzdem in der Lage
zu sein, den Netzzustand ausreichend genau zu bestimmen, sind Ersatzwerte erforderlich.
Mit dieser Arbeit sollen die folgenden Fragen wissenschaftlich beantwortet werden:
• Wie soll die Zustandsschätzung in NS-Netzen umgesetzt werden?
• Wie präzise kann der Zustand bei einem sehr geringen (niedrigredundantem) Mess-
umfang geschätzt werden?
Zuletzt sei erwähnt, dass, auch wenn die Ersatzwertgenerierung zum jetzigen Zeitpunkt
nur aus deutscher Sicht relevant ist, es nicht ausgeschlossen ist, dass durch Initiativen
von Bevölkerung oder Interessentengruppen zum Datenschutz auch andere Länder eine
rigorose Begrenzung der Messdatenerhebung bei Haushalten einführen.
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3 Grundlagen der Zustandsschätzung
3.1 Historische Entwicklung
In [Schweppe+, 1970b], [Schweppe+, 1970a], [Schweppe, 1970] wurde zum ersten Mal
die Anwendung der Zustandsschätzung (engl. State Estimation, SE) in Energiesystemen
vorgeschlagen. Es wurde erkannt, dass die Möglichkeit besteht, aus redundanten Messda-
ten mit statistischen Verfahren einen präzisen und konsistenten Datensatz zu berechnen.
Dabei können natürliche Messfehler herausgefiltert und grobe erkannt werden. Auf die
Entwicklung der SE folgten Forschungen zur Erkennung grober Messfehler [Merrill+, 1971]
und zur Bestimmung der Beobachtbarkeit von Systemen [Fetzer+, 1975]. Die numerische
Stabilität der SE wurde untersucht [SimoesCosta+, 1981] und modifizierte SE Algorithmen
wurden vorgeschlagen [Allemong+, 1982], [Gjelsvik+, 1985]. Die SE ermöglichte die Platzie-
rungsoptimierung von Messgeräten [Park+, 1988] und die Erkennung von Topologiefehlern
[Wu+, 1989]. Heute ist die Zustandsschätzung Stand der Technik in Übertragungsnetzen
[Abur+, 2004, S. 5 ff.].
Neuere Forschungsansätze zur SE befassen sich mit der Integration von zeitsynchronisierten
Zeigermessgeräten (engl. Phasor measurement unit, PMU), die auch Spannungswinkel
messen [Xu+, 2004], [Chakrabarti+, 2008], [Zhao+, 2016]. Auch die Anwendung von
Metaheuristiken oder künstlich neuronaler Netze auf die SE werden untersucht [Niknam+,
2005], [Niknam, 2008], [Tungadio+, 2015]. Verfahren, welche die SE vor der Einprägung
gefälschter Daten schützen, sind ein weiterer Aspekt der aktuellen Forschung [Liang+,
2017], [Mohammadpourfard+, 2017]. Es konnte in [Liu+, 2009] gezeigt werden, dass, weil
der konventionelle Ansatz zur SE und zur Erkennung grober Messfehler bekannt ist, es mit
Einprägung schon einzelner gefälschter Daten möglich ist, den geschätzten Netzzustand
gezielt zu verzerren. Im schlimmsten Fall können durch solche Cyber-Attacken Netzausfälle
(engl. Blackouts) verursacht werden.
Zudem ist zu bemerken, dass die Forschungen zur SE nicht mehr auf Übertragungsnetze
begrenzt sind [Primadianto+, 2017]. Ein ausführlicher Überblick zum jetzigen Stand der
Forschung von SE in NS-Netzen folgt in Abschnitt 3.3.
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3.2 Stand der Technik
3.2.1 Mathematischer Hintergrund
Der mathematische Hintergrund zur SE wird in Anlehnung an [Handschin, 1987, S. 157
ff.], [Monticelli, 1999, S. 15 ff.], [Abur+, 2004, S. 9 ff.] und [Oswald, 2013, S. 295 ff.]
dargestellt.
Messungen sind die Grundlage zur Informationsgewinnung von unbekannten Objekten
oder Systemen; dies gilt auch für das Energiesystem. Wird angenommen, dass ein Messwert
zi einen normalverteilten Fehler mit einem Erwartungswert gleich null und der Varianz σi2
besitzt, kann zi als ein einzelner Wert einer Zufallsvariable, die mit der Wahrscheinlichkeits-
dichtefunktion (WDF) nach (3.2-1) beschrieben ist, betrachtet werden. Dabei ist µi der
Erwartungswert und σi die Standardabweichung der Zufallsvariable. Der geschätzte Erwar-
tungswert der Messung zˆi wird mit (3.2-2) berechnet. Er entspricht dem angenommenen
Wert für µi, der (3.2-1) maximiert. Dieser kann auch als wahrscheinlichster Erwartungswert
der Zufallsvariable betrachten werden. Es sei zu beachten, dass nur falls der Messwert per
Zufall einen Messfehler gleich null besitzt, der Erwartungswert der Messung auch gleich
dem Erwartungswert der Zufallsvariable ist.
fWDF
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Sind für ein System n unabhängige Messungen verschiedener Größen zum gleichen Zeit-
punkt bekannt, kann deren gemeinsame WDF, die auch als Likelihood-Funktion bezeichnet
wird, mit (3.2-3) beschrieben werden.
fGWDF = fWDF
(
z1 | µ1, σ12
) · fWDF (z2 | µ2, σ22) · · · fWDF (zn | µn, σn2) (3.2-3)
Mit der Annahme, dass die Standardabweichungen der Messungen bekannt sind, kann
fGWDF nur mit den geschätzten Erwartungswerten der Messungen beeinflusst werden. Die
geschätzten Erwartungswerte, die fGWDF maximieren, sind nach der Maximum-Likelihood
(ML)-Methode die wahrscheinlichsten und werden als ML-Schätzungen bezeichnet. Um
(3.2-3) leichter zu maximieren, wird der natürliche Logarithmus nach (3.2-4) angewendet.
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Weil der natürliche Logarithmus eine streng monoton wachsende Funktion ist, gilt (3.2-5).
Dabei ist µ der Vektor der unbekannten Erwartungswerte und zˆ seine Schätzung, die
(3.2-5) erfüllt und nach der ML-Methode als wahrscheinlichster geschätzter Messvektor zu
interpretieren ist. Der Faktor 1/2 hat keinen Effekt auf die Lösung, er führt aber zu einer




















µ1 µ2 · · · µn
]T
Ist für ein System eine nichtredundante und in sich schlüssige Menge an Größen definiert,
mit der im Rahmen der Modellbildung des Systems alle möglichen Messungen mathe-
matisch nachgebildet werden können, so bildet diese Menge den Zustandsvektor x. Alle
Erwartungswerte in (3.2-5) können mit (3.2-6) über den Zustandsvektor nachgebildet
werden, wobei hi die Messmodellgleichung der jeweiligen gemessenen Größe ist.
µi = hi (x) ∀i = 1, 2, . . . n (3.2-6)
Aus (3.2-5) kann nun (3.2-7) aufgestellt werden, wobei xˆ der geschätzte Zustandsvektor












Die SE entspricht der ML-Schätzung, aber auch der gewichteten Kleinsten-Quadrate (engl.
weighted least squares, WLS)-Schätzung. Dies ist aber nur der Fall, weil die Messfehler
als normalverteilt angenommen werden und diese Verteilung zu der Exponentialfamilie
gehört [Charnes+, 1976]. Mathematisch gesehen sind das aber verschiedene Ansätze, (3.2-7)
entspricht immer der WLS-Schätzung, ist aber ein Sonderfall der ML-Schätzung. In der
ursprünglichen Definition der SE [Schweppe+, 1970b] wird diese über die WLS-Schätzung
hergeleitet, aber als ML-Schätzung definiert. Somit können beide Schätzungen gleichwertig
als Grundlage der SE betrachtet werden.
Für die weitere Betrachtung wird nz als Anzahl der Messungen und nx als Anzahl der
Zustandsgrößen definiert. Die notwendige Bedingung, um (3.2-7) lösen zu können, ist, dass





− 1 ≥ 0 (3.2-8)
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3.2.2 Allgemeiner Lösungsansatz
Gleichung (3.2-7) kann als Matrizengleichung nach (3.2-9) dargestellt werden. Dabei ist
h der Vektor der Messmodellgleichungen, R die Kovarianzmatrix der Messfehler die als
statistisch unabhängig voneinander angenommen werden, und J die Zielfunktion. R−1





[z − h (x)]TR−1 [z − h (x)] = argmin
x
J (x) (3.2-9)
mit h (x) =
[
h1 (x) h2 (x) · · · hnz (x)
]T




2, · · ·σnz2
}
Der Extremwert von J wird erreicht, wenn x die Gleichung (3.2-10) erfüllt, dabei istH die
Jacobi-Matrix von h. Damit der nach (3.2-10) berechnete Extremwert auch das Minimum
von J ist, muss die Hesse-Matrix von J nach x für diesen Extremwert positiv definit sein.
Davon wird in der SE ausgegangen.
∂J/∂x = −g (x) = −HT (x)R−1 [z − h (x)] = 0 (3.2-10)
mit H (x) = ∂h/∂x
Für das nichtlineare Gleichungssystem in (3.2-10) gibt es keine explizite Lösung. Um
dieses Problem trotzdem näherungsweise zu lösen, wird das Gauß-Newton-Verfahren
angewendet. Dabei wird zuerst die Taylor-Entwicklung von h (x) um einen angenommenen
Lösungsvektor x(k) auf die ersten beiden Terme nach (3.2-11) begrenzt, wobei (k) der
Iterationszähler ist.
h (x) ≈ h (x(k))+H (x(k)) (x− x(k)) (3.2-11)
Wird zusätzlich noch (3.2-12) angenommen, so kann (3.2-10) näherungsweise mit (3.2-13)
beschrieben werden.







z − h (x(k))−H (x(k)) (x− x(k))] ≈ 0 (3.2-13)
Aus (3.2-13) kann x mit (3.2-14) berechnet werden. Diese Berechnung wird umso genauer,
je kleiner die Differenz zwischen x und x(k) ist. Die eingeführte Matrix G wird als
Estimationsmatrix bezeichnet.
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Im Gauß-Newton-Verfahren wird (3.2-14) iterativ wiederholt, bis die Konvergenzbedingung
erfüllt ist. Dabei ist (k) der Iterationsschritt. Als Konvergenzbedingung kann εx oder εz
nach (3.2-15) definiert sein, wobei der Residuenvektor r eingeführt wurde.
max





= z − h (x(k))
Das Ergebnis der letzten Iteration wird als Lösung xˆ von (3.2-9) angenommen.
3.2.3 Alternativer Lösungsansatz mit dem Augmented-Matrix-Verfahren
Die Estimationsmatrix in (3.2-14) kann eine sehr hohe Kondition aufweisen, was dazu
führen kann, dass kleine Fehler in den Eingangsdaten zu großen Fehlern in den Ergebnissen
führen oder dass sogar Konvergenzprobleme auftreten. Dieses ist vor allem der Fall, wenn
große Unterschiede in den Varianzen, die in R auftreten, vorhanden sind. Der extreme Fall
tritt auf, wenn Messwerte als fehlerfrei betrachtet werden und somit eine Varianz von null
aufweisen. Bei solchen Messwerten handelt es sich um sogenannte virtuelle Messungen, die
nach physikalischen Gesetzten im Rahmen der Modellbildung immer fehlerfrei sind. Ein
Beispiel sind Stromwerte an Knoten ohne Verbrauch oder Erzeugung. Deren Summe ist
nach dem 1. Kirchhoffschen Gesetz immer genau gleich null. Werden bei solchen Werten
die Varianzen als null angenommen, so ist (3.2-14) nicht mehr lösbar. Alternativ kann
eine sehr kleine Varianz für solche Messungen angenommen werden, dies löst aber nicht
das Problem der hohen Kondition. Alternative Lösungsansätze, die weniger anfällig für
dieses Problem sind, wurden in [Abur+, 2004, S. 42 ff.] zusammengefasst und verglichen.
Dabei hat sich das Augmented-Matrix (AM)-Verfahren als am besten geeignet erwiesen.
Das AM-Verfahren wird auch in dieser Arbeit eingesetzt und im Folgenden präsentiert.
Werden die Werte in z auf gemessene und virtuelle Werte aufgeteilt, so kann (3.2-9)
alternativ als (3.2-16) definiert werden. Der Index ”ge” entspricht dabei der Zuordnung zu





· rgeTRge−1 rge︸ ︷︷ ︸
Jge(rge)
(3.2-16)
so dass zvi = hvi (x)
zge = hge (x) + rge
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Um (3.2-16) zu lösen, kann das Verfahren der Lagrange-Multiplikatoren angewendet werden.
Dabei wird eine neue Zielfunktion, die Lagrange-Funktion Λ, nach (3.2-17) definiert. λ1
und λ2 sind die Lagrange-Multiplikatoren-Vektoren.
Λ (x, rge,λ1,λ2) = Jge (rge)− λ1T [hvi (x)− zvi]− λ2T [hge (x) + rge − zge] (3.2-17)
Der Extremwert und das angenommene Minimum von Λ wird erreicht, wenn (3.2-18)
erfüllt ist. Dabei sind Hvi und Hge jeweils die Jacobi-Matrizen von hvi und hge.
∂Λ/∂x = 0⇒ HviT (x)λ1 +HgeT (x)λ2 = 0
∂Λ/∂rge = 0⇒ Rge−1 rge − λ2 = 0
∂Λ/∂λ1 = 0⇒ hvi (x)− zvi = 0
∂Λ/∂λ2 = 0⇒ hge (x) + rge − zge = 0
(3.2-18)
Werden die Vektoren der Messmodellgleichungen ähnlich wie in (3.2-11) nach (3.2-19)
näherungsweise bestimmt und werden die Gleichungen in (3.2-18) zusammengefasst, so
kann die Matrizengleichung (3.2-20) aufgestellt werden. Die Koeffizientenmatrix in (3.2-20)
wird als Hachtel-Matrix bezeichnet.











































Auf (3.2-20) kann das gleiche iterative Verfahren wie in Unterabschnitt 3.2.2 angewendet
werden, um xˆ zu bestimmen. Durch Einführung eines Skalierungsfaktors α in (3.2-16)



























Mit einer sinnvollen Wahl von α kann die Kondition der Hachtel-Matrix auf Werte kleiner
als die der Estimationsmatrix in (3.2-14) eingestellt werden [Abur+, 2004, S. 55]. In
[Abur+, 2004, S. 47] werden die Werte nach (3.2-22) vorgeschlagen, dabei sind (rge)ii die
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Diagonalelemente von Rge.





3.2.4 Lösungsansatz bei ausschließlich linearen Messgleichungen
In dieser Arbeit wird unter anderem ein linearer Ansatz für die SE verfolgt, im weite-
ren wird ohne Herleitung der Lösungsansatz bei ausschließlich linearen Messgleichungen
dargestellt.
Sind alle Messmodellgleichungen in (3.2-7) linear, so kann (3.2-9) als (3.2-23) dargestellt
werden. Für diesen linearen Fall ist H die Messmodellmatrix.
xˆ = argmin
x
(z −Hx)TR−1 (z −Hx) = argmin
x
J (x) (3.2-23)
Der allgemeine Lösungsansatz (3.2-14) wird zu (3.2-24) und das AM-Verfahren (3.2-21)
wird zu (3.2-25).
xˆ = G−1HTR−1z (3.2-24)









Im linearen Ansatz entspricht die Estimationsmatrix G der Hesse-Matrix von J nach x. Da
die Matrix R−1 eine Diagonalmatrix ist, die nur positive Diagonalelemente besitzt, ist sie
positiv definit. Folglich ist auch G positiv definit. Damit ist bewiesen, dass die Lösungen
von (3.2-24) und (3.2-25) zum globalen Minimum von J führen und die eindeutige Lösung
von (3.2-23) sind.
3.2.5 Anwendung in symmetrischen Energiesystemen
Wie bereits erwähnt, ist die SE in Übertragungsnetzen Stand der Technik. Sie wird für den
Netzbetrieb in Abständen von wenigen Minuten oder kürzer durchgeführt [Primadianto+,
2017]. Im Folgenden wird kurz auf das Messmodell und die Messmodellgleichungen für
Energiesysteme in Übertragungsnetzen eingegangen, eine ausführliche Darstellung findet
sich in [Abur+, 2004, S. 21 ff.]. Da diese Netze symmetrisch betrieben sind, können alle
Berechnungen vollständig im Mitsystem durchgeführt werden. Der Einfachheit halber
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wird der Index 1, der bei den Größen das Mitsystem bezeichnet, hier ausgelassen. Es sei
erwähnt, dass alle Leistungen im Mitsystem mit dem Faktor 3 multipliziert werden müssen,
um auf die physikalischen Leistungswerte zu kommen.
Im Rahmen der statischen und quasi-dynamischen Nachbildung des Energiesystems können
Messgrößen auf Knoten- und Zweigmessungen aufgeteilt werden. Knotenmessungen sind
Spannungsbetragsmessungen U i (im Folgenden der Einfachheit halber als Spannungs-
messungen bezeichnet), Spannungswinkelmessungen δi, Knotenstrombetragsmessungen
I i, sowie Knotenmessungen von Wirkleistung P i, Blindleistung Qi und Scheinleistung
Si. Der Index i bezeichnet den zugehörigen Knoten. Zweigmessungen sind Zweigstrombe-
tragsmessungen I ij, sowie Zweigmessungen von Wirkleistung P ij, Blindleistung Qij und
Scheinleistung Sij. Die Indizes ij bedeuten, dass die Messungen am Zweig von Knoten i
zu Knoten j durchgeführt werden.
Der Zustandsvektor x ist in der Regel als Menge der Spannungsbeträge u und Span-
nungswinkel δ aller Knoten nK definiert (3.2-26). Diese nichtredundante und schlüssige
Menge an Größen ermöglicht im Rahmen der Modellbildung des Systems, alle Messungen
mathematisch nachzubilden. Es sei erwähnt, dass durchaus alternative Definitionen für
x möglich sind, wie z. B. über die Menge aller komplexen Zweigströme. Eine Zusam-
menfassung üblicher Definitionen für x findet sich in [AbdelMajeed, 2017, S. 19]. Die
ursprüngliche Definition für x [Schweppe+, 1970a] und die am meisten eingesetzte ist aber
die nach (3.2-26). In x werden üblicherweise bei der 1. Iteration alle Spannungsbeträge auf
Netznennspannung und alle Spannungswinkel auf 0 rad gesetzt. Diese Vorgehensweise wird
als Flat Start bezeichnet. Zusätzlich ist es üblich, für einen Knoten den Winkel konstant
als 0 rad anzunehmen und diesen aus x zu entnehmen. Der entsprechende Knoten wird als







U1 U2 · · · UnK
]T und δ = [δ1 δ2 · · · δnK]T
Die häufigsten vorhandenen Messungen in Übertragungsnetzen sind Spannungsmessungen
sowie Knoten- und Zweigmessungen von Wirk- und Blindleistung [Handschin, 1987, S.
166]. Für diese werden alle Gleichungen, die für die SE notwendig sind, im Folgenden
dargestellt.
Werden für ein Netz alle passiven Betriebsmittel (wie z. B. Leitungen oder Transformatoren)
mit Ersatzschaltbildern nachgebildet, kann dessen Knotenpunktadmittanzmatrix Y (oft
auch als Knotenadmittanzmatrix oder nur Admittanzmatrix bezeichnet) aufgestellt werden
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[Oeding+, 2016, S. 453 ff.]. Mit Y kann das Verhältnis der komplexen Knotenströme i








y11 · · · y1nK
... . . . ...






 = Y · u (3.2-27)
Die Elemente von Y sind kleingeschrieben, um sie von Admittanzen der passiven
Betriebsmittel zu unterscheiden. Am Beispiel des mit Abbildung 3.1 dargestellten Π-
Ersatzschaltbilds einer Leitung ist der Zusammenhang der Elemente von Y zu den
Betriebsparametern der Leitungen angegeben. Dabei ist Y ij die Zweigadmittanz, Rij der
Wirkwiderstand, X ij der Blindwiderstand, Y i0, j bzw. Y j0, i die Queradmittanz, Gij0 der
Wirkleitwert und Bij0 der Blindleitwert der Leitung.
Y ij =
1
Rij + j ·X ij = Gij + j ·Bij (3.2-28a)
Y i0, j =
Gij0
2
+ j · Bij0
2




(Y ij + Y i0, j) = gii + j · bii (3.2-28c)
yij = −Y ij = gij + j · bij (3.2-28d)
Mit (3.2-27) können die komplexen Scheinleistungen aller Knoten nach (3.2-29) berechnet
werden, dabei sind p und q jeweils die Vektoren der Wirk- und Blindleistungen aller
Knoten und ◦ steht für das Hadamard-Produkt (elementweise Multiplikation).
s = p+ j · q = u ◦ i∗ = u ◦ (Y · u)∗ (3.2-29)
Aus (3.2-29) lässt sich die Wirkleistung eines Knoten i nach (3.2-30a) und die Blindleistung
nach (3.2-30b) berechnen.
P i = U i
∑nK
j=1
U j (gij cos∆δij + bij sin∆δij) (3.2-30a)
Qi = U i
∑nK
j=1
U j (gij sin∆δij − bij cos∆δij) (3.2-30b)
mit ∆δij = δi − δj
Für die Wirk- und Blindleistungen, die über einen Zweig zwischen Knoten i und j
übertragen werden, ergeben sich jeweils (3.2-31a) und (3.2-31b).
P ij = −U iU j (Gij cos∆δij +Bij sin∆δij) + Ui2 (Gij +Gi0, j) (3.2-31a)
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Qij = −U iU j (Gij sin∆δij −Bij cos∆δij)− Ui2 (Bij +Bi0, j) (3.2-31b)
Um die SE anzuwenden, werden für die Jacobi-Matrix H die Ableitungen von (3.2-30)
und (3.2-31) sowie der Spannungsmessungen und der Spannungswinkelmessungen nach
den Elementen in x benötigt; diese sind mit (3.2-32) gegeben.
∂P i/∂U i =
∑nK
j=1
U j (gij cos∆δij + bij sin∆δij) + U igii (3.2-32a)
∂P i/∂U j = U i (gij cos∆δij + bij sin∆δij) (3.2-32b)
∂P i/∂δi = U i
∑nK
j=1
U j (−gij sin∆δij + bij cos∆δij)− Ui2bii (3.2-32c)




U j (gij sin∆δij − bij cos∆δij)− U ibii (3.2-32e)
∂Qi/∂U j = U i (gij sin∆δij − bij cos∆δij) (3.2-32f)
∂Qi/∂δi = U i
∑nK
j=1
U j (gij cos∆δij + bij sin∆δij)− Ui2gii (3.2-32g)
∂Qi/∂δj = U iU j (−gij cos∆δij − bij sin∆δij) (3.2-32h)
∂P ij/∂U i = −U j (Gij cos∆δij +Bij sin∆δij) + 2Ui (Gij +Gi0, j) (3.2-32i)
∂P ij/∂U j= −U i (Gij cos∆δij +Bij sin∆δij) (3.2-32j)
∂P ij/∂δi = −U iU j (−Gij sin∆δij +Bij cos∆δij) (3.2-32k)
∂P ij/∂δj = −U iU j (Gij sin∆δij −Bij cos∆δij) (3.2-32l)
∂Qij/∂U i = −U j (Gij sin∆δij −Bij cos∆δij)− 2Ui (Bij +Bi0, j) (3.2-32m)
∂Qij/∂U j= −U i (Gij sin∆δij −Bij cos∆δij) (3.2-32n)
∂Qij/∂δi = −U iU j (Gij cos∆δij +Bij sin∆δij) (3.2-32o)
∂Qij/∂δj = −U iU j (−Gij cos∆δij −Bij sin∆δij) (3.2-32p)
∂U i/∂U i = 1 ∂U i/∂U j = 0 ∂U i/∂δi = 0 ∂U i/∂δj = 0 (3.2-32q)
∂δi/∂U i = 0 ∂δi/∂U j = 0 ∂δi/∂δi = 1 ∂δi/∂δj = 0 (3.2-32r)
Messungen von Strombeträgen oder Scheinleistungen können auch in der SE berücksichtigt
werden, die benötigten Gleichungen sind in [Abur+, 2004, S. 22 ff.] und [Jaén+, 2005] zu
finden. Alternativ können sie bei der Plausibilitätskontrolle eingesetzt werden.














Abbildung 3.1: Π-Ersatzschaltbild einer Leitung
3.3 Stand der Forschung in Niederspannungsnetzen
3.3.1 Erwünschte Eigenschaften der Zustandsschätzung in
Niederspannungsnetzen
Im Vergleich zu allen anderen Spannungsebenen werden NS-Netze überwiegend unsym-
metrisch betrieben. Die SE in NS-Netzen sollte daher in der Lage sein, unsymmetrisch
zu rechnen. Die Gleichungen aus Unterabschnitt 3.2.5 reichen dafür nicht aus. Nichtsdes-
totrotz schlagen manche Autoren symmetrische Ansätze vor, mit der Begründung, dass
die resultierenden Fehler vernachlässigbar seien. Diese symmetrischen Ansätze werden
in Unterabschnitt 3.3.2 diskutiert und in Rahmen der Simulationen in Abschnitt 4.3
bewertet.
Die SE in Energiesystemen ist ein iteratives Verfahren, welches nicht konvergieren muss oder
ggf. zu nicht physikalisch realistischen Ergebnissen führen kann. In Übertragungsnetzen
werden die SE-Ergebnisse darum durch ausgebildetes Personal bewertet, bevor sie weiter
verwendet werden. Durch die große Anzahl an NS-Netzen wäre eine solche Netzüberwachung
praktisch nicht möglich. Der Automatisierungsgrad muss viel höher sein, was voraussetzt,
dass die SE immer vertrauenswürdige Ergebnisse zur Verfügung stellt. Dies wiederum
setzt voraus, dass sie konvergiert.
Die SE in Übertragungsnetzen wird auf leistungsstarken Rechnern durchgeführt, in NS-
Netzen wird dieses nicht der Fall sein. Der SE-Algorithmus muss so effizient wie möglich
sein, ein Aspekt, der im Fokus der vorliegenden Arbeit liegt.
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3.3.2 Ansätze und Untersuchungen verschiedener Autoren
3.3.2.1 Zu berücksichtigende Aspekte
Zuerst werden einige Aspekte erwähnt, die unabhängig vom SE Ansatz zu berücksichtigen
sind.
In [Albu+, 2011] wurde gezeigt, dass bei der Modellbildung von Verteilnetzen durch
möglicherweise unpräzise Parameter und andere Ungewissheiten, Abweichungen von bis
zu 5% nicht ausgeschlossen sind. Um die SE in NS-Netzen zum Stand der Technik zu
machen, werden zukünftig NS-Netzmodelle der VNB auf Genauigkeit überprüft werden
müssen. Dabei zu erwähnen sind auch Topologiefehler. In [Wäresch, 2016] wurde gezeigt,
dass diese mit Spannungswerten aus iMSys (Smart Metern) gut lokalisierbar sind. Um die
Unsicherheit und Ungewissheit bei der SE mit zu berücksichtigen, wurde in [Ni+, 2016]
vorgeschlagen, für jeden Zeitpunkt nicht einen Netzzustand zu bestimmen, sondern einen
Wertebereich, in dem der wahre Netzzustand gegeben sein sollte.
Die Bestimmung eines Wertebereichs für den Netzzustand wurde auch in [Schmidt+, 2017]
verfolgt; der Fokus lag dabei an der Platzierungsoptimierung von Messgeräten. Diese Mess-
geräte können zusätzlich zu den iMSys eingebaut werden. Eine Platzierungsoptimierung
von Messgeräten wurde auch in [Kouzelis+, 2015b] und [Kouzelis+, 2015a] vorgeschla-
gen, diese basiert auf linearer Programmierung. Eine probabilistische Vorgehensweise
für die Platzierungsoptimierung wurde von den Autoren in [Echternacht+, 2012] und
[Echternacht+, 2013] verfolgt.
Mit den jetzigen Kosten der PMU ist es nicht zu erwarten, dass diese als Betriebsmittel in
den NS-Netzen zum Einsatz kommen. Trotzdem sind Untersuchungen zu finden, die deren
Einsatz verfolgen [Powalko+, 2010].
Die Herausforderungen, die auf die Kommunikationssysteme zukommen, wurden in [San-
chez+, 2017] genannt. Ein Teil der Autoren hat in [Stefan+, 2018] Vorschläge für eine
effizientere Datenaufbereitung präsentiert.
Der wichtige Aspekt, dass SE in NS-Netzen eigentlich nur für einzelne kritische Zeitpunkte
notwendig ist, wurde in [Raggi+, 2017] diskutiert. Nach [Kahmann+, 2017, S. 859 f.] ist
auch im deutschen Messstellenbetrieb zu erwarten, dass gemessene Netzzustandsdaten nur
an den VNB gesendet werden, wenn es Anzeichen gibt, dass lokale Grenzwerte überschritten
werden. Ausschließlich zu diesen Zeitpunkten würde die SE eingesetzt werden.
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3.3.2.2 Aufteilung verschiedener Ansätze
Im Folgenden werden nur SE Ansätze berücksichtigt, die mit NS-Netzen oder unsymme-
trisch betriebenen Netzen untersucht wurden. Eine ausführliche Zusammenfassung von SE
Ansätzen für Verteilnetze mit Fokus auf MS-Netzen ist in [Primadianto+, 2017] gegeben.
Die meisten in der Literatur zu findenden Ansätze wurden mit Hilfe von Simulationen
untersucht. Dabei werden Lastflussberechnungen an Netzmodellen durchgeführt, um einen
fehlerfreien Datensatz, den sogenannten Benchmark, zu generieren. Ausgehend vom Bench-
mark werden Eingangsdaten für die SE generiert. Der vom jeweiligen Autor vorgeschlagene
SE Algorithmus wird mit den Eingangsdaten gespeist und die Ergebnisse werden mit dem
Benchmark oder den Ergebnissen und der Performanz anderer SE Ansätze verglichen. Der
Benchmark kann für verschiedene Szenarien mit gemessenen oder synthetischen Zeitreihen
generiert werden. Nur ein kleiner Teil der Ansätze wurde auch im NS-Netzbetrieb getestet.
Dabei werden die Ergebnisse der SE im Betrieb mit gemessenen Daten verglichen.
Es folgte eine grobe Kategorisierung der Ansätze. Dabei werden Ansätze nur der Kategorie
zugeordnet, die sie am besten beschreibt.
3.3.2.3 Klassische Ansätze mit symmetrischer Betrachtung
In [Brinkmann+, 2017] wurde untersucht, ob eine symmetrische SE in unsymmetrischen
Netzen noch akzeptable Ergebnisse liefern kann. Die Untersuchung wurde leider nicht für
NS-Netze durchgeführt. Sie zeigt aber, dass es unsymmetrische Fälle gibt, bei denen die
symmetrische SE ausreichend präzise sein kann. In Abschnitt 4.3 dieser Arbeit werden
Szenarien untersucht, die diese Frage detaillierter beantworten sollen. Der hauptsächliche
Grund dafür ist, dass viele Autoren symmetrische SE Ansätze verfolgen.
Eine auf iMSys basierende symmetrische SE wurde in [AbdelMajeed+, 2012] vorgeschlagen.
Im Fokus der Untersuchung stand die Abhängigkeit der SE-Genauigkeit von der Anzahl
und der Art der Messungen. Auf Fehler, die durch die symmetrische Betrachtung entstehen,
wurde nicht eingegangen. Die Arbeit wurde mit [AbdelMajeed+, 2013a] und [AbdelMa-
jeed+, 2013b] weiterverfolgt. Es wurden jeweils alternative SE Algorithmen untersucht und
eine Platzierungsoptimierung von Messgeräten vorgeschlagen. Mit [AbdelMajeed+, 2014]
wurde die Arbeit mit einer für die SE vorgesehene und auf neuronalen Netzen basierende
Methode zur Ersatzwertgenerierung weiterentwickelt. In neueren Untersuchungen eines
der Autoren wird die Unsymmetrie mitbetrachtet [AbdelMajeed, 2017, S. 18 ff.]. Eine
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weitere auf iMSys basierende symmetrische SE wurde in [Pokhrel+, 2018] am Cigré5
NS-Netzmodell getestet. Eine probabilistische Ersatzwertgenerierung für symmetrische SE
in NS-Netzen wurde in [Angioni+, 2016b] vorgeschlagen.
Die Autoren in [DAgostino+, 2016] haben eine symmetrische SE im Testlabor einer NS-
Netznachbildung getestet. Hier ist zu bemerken, wie signifikant genauer die SE wird, wenn
anstatt von iMSys präzisere Messgeräte benutzt werden. Eine symmetrische SE wurde
auch in [Mutanen+, 2013] auf einem NS-Netzsimulator getestet. Die zentrale Betrachtung
war auf die Abhängigkeit der SE-Genauigkeit von der Messperiodenlänge gerichtet. Im
NS-Testlabor von [Bertani+, 2006] wurden mit einer symmetrischen SE Eingangsdaten
für getestete Regelstrategien aufbereitet.
Im Gegensatz zu den oben genannten Untersuchungen wurde in [Armendariz+, 2016]
der Zustandsvektor über alle Zweigströme definiert. Für diesen Ansatz wurde eine auf
Partikelschwarmoptimierung basierende Platzierungsoptimierung von Messgeräten vorge-
schlagen.
Die Erkennung von Entwendung elektrischer Energie (Stromdiebstahl) ist ein Anwen-
dungsbereich, in dem einige Autoren eine symmetrische SE vorschlagen [Luan+, 2015],
[Su+, 2016b], [Duarte+, 2017]. Auch zur Bestimmung der ONT-Belastung könnte eine
symmetrische Betrachtung ausreichend sein [Su+, 2016a].
3.3.2.4 Klassische Ansätze mit unsymmetrischer Betrachtung
Für die unsymmetrische Nachbildung eines Netzes reichen die Mitsystemgrößen der Be-
triebsmittel nicht aus. Bei einer präzisen Nachbildung müssen alle drei Außenleiter, deren
gemeinsamer Rückleiter und der Erdrückleiter mit allen Eigen- und Gegenimpedanzen
nachgebildet werden. Für die praktische Anwendung in NS-Netzen wäre eine solche Nach-
bildung zu aufwendig. Viele Information, die für die Nachbildung des Erdrückleiters nach
[Carson, 1926] und [Pollaczek, 1926] benötigt werden, sind den Netzbetreibern nicht be-
kannt, kostenintensiv zu bestimmen und zeitlich variabel. Aus diesen Gründen wird die
präzise Nachbildung des Erdrückleiters in NS-Netzen mit dem heutigen Stand der Technik
nicht vorgeschlagen [Olivier+, 2018]. Der Ausgangspunkt der Nachbildung sind stattdessen
die Betriebsparameter, die der Hersteller angibt. Bei Kabelleitungen gibt der Hersteller
zusätzlich zu den Mitsystemgrößen die Nullsystemgrößen an. Diese werden abhängig von
der Geometrie des Kabels und davon, ob der Erdrückleiter näherungsweise berücksichtigt
5Conseil International des Grands Réseaux Électriques (Cigré), franz. Internationaler Rat für große
elektrische Netze
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werden soll, angegeben. Mit der Mitsystemgröße, der gleichwertigen Gegensystemgröße und
der Nullsystemgröße ist die Leitung als ein 3-Leitersystem beschrieben, bei der alle mögli-
chen Rückleiter mit der Kron-Reduktion auf die drei Leiter abgebildet sind [Ciric+, 2003].
Bei der Anwendung der Kron-Reduktion wird angenommen, dass die Nullspannungen
benachbarter Knoten im Netz näherungsweise denselben Betrag und Winkel besitzen
[Olivier+, 2018]. Diese Annahme kann getroffen werden, weil Verbraucher in der Regel
geerdet sind. Aus den vom Hersteller angegebenen symmetrischen Komponenten können
die Größen des mit der Kron-Reduktion gebildeten 3-Leitersystems der Leitung berechnet
werden. Darauf beruhen die meisten der unsymmetrischen SE Ansätze in NS-Netzen.
In [Majumdar+, 2016] wurde der allgemeine Lösungsansatz (siehe Unterabschnitt 3.2.2)
an den synthetischen und unsymmetrisch betriebenen 13-Knoten IEEE Netz angewendet.
Auch wenn das Netz mit einer Netznennspannung von 4,16 kV kein NS-Netz ist, wird
es in der Arbeit als solches angenommen. Es wurde gezeigt, dass die SE bei richtiger
Modellbildung und Vorhandensein ausreichender Messdaten auch in unsymmetrischen
Netzen anwendbar ist. Außerdem werden in der Arbeit Vorschläge für die Modellbildung
gemacht. Ein ähnlicher Ansatz wurde in [Ranković+, 2014] eingesetzt.
In [Pau+, 2016] wurde eine unsymmetrische SE mit Messdaten von iMSys an einem digi-
talen Echtzeit-Simulator getestet. Das Merkmal dieses Ansatzes ist, dass jeder Leiter als
einzelnes System mit symmetrischer SE berechnet wird. Dabei werden die Gegenimpedan-
zen vernachlässigt und nur die Leiterimpedanzen berücksichtigt. Die Autoren bezeichnen
diesen Ansatz als entkoppelte unsymmetrische SE. Des Weiteren wird behauptet, dass
die Querelemente von NS-Leitungen vernachlässigt werden dürfen. Ein Teil der Autoren
hat in [Giustina+, 2014] und [Pau+, 2017] einen Ansatz getestet, bei dem das Netz in
Zonen aufgeteilt wird und für jede Zone jeweils eine eigene SE durchgeführt wird. Wie
dabei die Leistungen der Bilanzknoten der Zonen gesetzt werden, wurde nicht angegeben.
Am 13-Knoten IEEE Netz wurde in [Chusovitin+, 2016] gezeigt, dass die entkoppelte
unsymmetrische SE in einigen Fällen zu unvertretbaren Fehlern führen kann. Das glei-
che Ergebnis wurde in [Vieira+, 2004] für Lastflussberechnungen erkannt. In Abschnitt
4.3 dieser Arbeit wird an verschiedenen Szenarien die entkoppelte unsymmetrische SE
bewertet.
Am Simulator wurde in [Angioni+, 2016c] die Anwendbarkeit der unsymmetrischen SE
für Echtzeitanwendungen im Sekundenbereich nachgewiesen. Hier ist zu beachten, dass
die möglichen Kommunikationssysteme in NS-Netzen nicht die Qualität der Systeme
des Simulators erreichen. Nach jetzigem Stand der Technik ist nicht zu erwarten, dass
Zeitintervalle im Sekundenbereich erreicht werden. Die Messintervalle von iMSys sind
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dafür auch nicht ausgerichtet. In NS-Netzen ist mit Zeitintervallen bis zu 15-Minuten zu
rechnen.
Ein Ansatz, in dem der Zustandsvektor mit Zweigströmen aller drei Leiter definiert ist,
wurde in [Cramer+, 2015b] verfolgt. Der gleiche Ansatz wurde in [Cramer+, 2015a] um
eine Platzierungsoptimierung von Messgeräten erweitert. Des Weiteren wurde der Ansatz
als Basis für eine Bewertung von Verteilungsnetzzuständen angewendet [Cramer+, 2016b]
und in einem Feldtest eingesetzt [Cramer+, 2016a]. Ein mit Zweigströmen definierter
Zustandsvektor ist auch die Basis für die Untersuchungen am digitalen Echtzeit-Simulator
in [Blaauwbroek+, 2017]. Die letztgenannte Arbeit wurde in [Blaauwbroek+, 2018] aus
Sicht der europäischen Datenschutzverordnung am europäischen IEEE NS-Netz bewertet.
In [Han+, 2013] wurde eine von den Autoren als hybrid bezeichnete SE vorgestellt. Diese
basiert auf dem backward-forward Verfahren für die Lastflussberechnung von [Zimmerman,
1995], welches ausschließlich für Strahlennetze anwendbar ist.
Auswirkungen verschiedener Arten von Messfehlern und Fehlern bei der Modellbildung
wurden in [Muscas+, 2014] am 123-Knoten IEEE Netze untersucht. In der Arbeit wurde
angesprochen, dass die Annahme konstanter Varianzen von Messgeräten nicht immer
zutrifft.
Verschiedene Methoden der Platzierungsoptimierung von Messgeräten wurden in [Hub-
schneider+, 2017] mit Fokus auf die unsymmetrische SE vorgeschlagen. Es wurde gezeigt,
dass einzelne zusätzliche Messgeräte signifikante Auswirkungen auf die SE-Genauigkeit
haben können. Die damit verbundene Problemstellung der Beobachbarkeit wurde in
[Magnago+, 2016] untersucht.
Die Autoren in [Almeida+, 2006] untersuchten die Anfälligkeit der SE auf Konvergenz-
probleme. Wichtige Erkenntnis der Arbeit ist, dass bei der unsymmetrischen SE am
Referenzknoten die Spannungswinkel aller Leiter als bekannt angenommen werden müs-
sen.
Dass der Lösungsansatz nach dem in Unterabschnitt 3.2.3 vorgestellten AM-Verfahren
nicht immer der numerisch stabilste sein muss, wurde in [Gao+, 2017] am 13-Knoten IEEE
Netz demonstriert.
Um Überlastungen oder Grenzwertverletzungen im Netz zu verhindern, können steuerbare
Lasten oder Erzeuger beeinflusst werden. In Deutschland soll dies über das Smart-Meter-
Gateway erfolgen. Um die Auswirkungen von Änderungen an Lasten oder Erzeugern auf
den Netzzustand abzuschätzen, können Sensitivitätsanalysen an den Systemgleichungen
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der unsymmetrischen SE durchgeführt werden. Eine solche Analyse ist in [Wagler+, 2016]
und [Kang+, 2018] zu finden.
3.3.2.5 Lineare Ansätze mit symmetrischer oder unsymmetrischer
Betrachtung
Lineare Ansätze sind ungenauer als klassische, haben aber den Vorteil, dass sie immer
konvergieren und effizienter sind. Dies ist im Betrieb von NS-Netzen erwünscht.
Ein linearer Ansatz mit komplexen Messgleichungen wurde in [Haughton+, 2013] vorgestellt.
Der Ansatz setzt voraus, dass komplexe Spannungen gemessen werden. Dies ist nur mit
PMU möglich. Bei den jetzigen Kosten von PMU ist nicht zu erwarten, dass diese in
NS-Netzen zum Einsatz kommen.
In [Wäresch+, 2015] wurde eine auf Messdaten von iMSys basierende lineare SE vorgestellt.
Die Besonderheit des Ansatzes ist, dass Ströme anstatt von Leistungen als Messdaten für
die SE vorausgesetzt werden. Des Weiteren wird die SE in symmetrischen Komponenten
durchgeführt. Die Anwendbarkeit des Ansatzes für die Erkennung grober Messfehler wurde
in [Wäresch+, 2016] untersucht. Der Ansatz wurde letztlich in einem Feldtest eingesetzt
[Wäresch+, 2017]. Weitere Untersuchungen, die auf dem Ansatz beruhen, können in
[Wäresch, 2018] gefunden werden.
Ein zweistufiger linearer Ansatz wurde in [Zheng+, 2016] vorgestellt. Der Zustandsvektor
wurde in der Arbeit so definiert, dass er aus einer Kombination zweier linearer SE berechnet
wird. Der Ansatz wurde aber nur an einem sehr redundanten Beispiel getestet und ist
möglicherweise nur an solchen anwendbar.
Die in dieser Arbeit vorgeschlagene SE ist auch linear. Sie wird in Leitergrößen durchgeführt.
Der Kern des Ansatzes wurde schon in [Brandalik+, 2017] vorgestellt. Eine ausführliche
Darstellung der SE folgt in Abschnitt 4.2 dieser Arbeit.
3.3.2.6 Auf Metaheuristiken und neuronalen Netzen basierende Ansätze mit
symmetrischer oder unsymmetrischer Betrachtung
Einige der oben genannten Autoren haben Metaheuristiken angewendet, um Platzierungs-
optimierungen von Messgeräten vorzuschlagen [Armendariz+, 2016], [Schmidt+, 2017]
oder Ersatzwerte zu generieren [Cramer+, 2015a]. Dabei wurde die SE aber unverändert
mit der ML-Schätzung durchgeführt. Im Gegensatz dazu wurde in [Nanchian+, 2017]
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eine Partikelschwarmoptimierung für die SE angewendet. Eine Kombination aus Partikel-
schwarmoptimierung und neuronalen Netzen wurde in [Barbeiro+, 2015a] und [Barbeiro+,
2015b] vorgestellt. Dabei wird das neuronale Netz mit der Partikelschwarmoptimierung
aufgestellt (trainiert) und übernimmt danach die SE. Der Ansatz wurde in einem Feldtest
getestet [Barbeiro+, 2016], leider ist dabei kein Vergleich zu anderen Ansätzen durchge-
führt worden. Eine auf neuronalen Netzen basierende SE wurde auch in [Ferdowsi+, 2015]
vorgestellt, diese beruht auf dem Levenberg-Marquardt-Algorithmus [Levenberg, 1944],
[Kelley, 1999, S. 47 ff.].
Ansätze mit neuronalen Netzen haben den Vorteil, dass sie weniger anfällig für Fehler in
Netzmodellen sind. Diese Eingenschaft kann den Aufwand für VNB in der Aufbereitung von
Netzmodellen reduzieren. Ein weiterer Vorteil ist die Berücksichtigung von Erkenntnissen
vorheriger Zeitpunkte, was bei der ML-Schätzung nicht der Fall ist. Ein Nachteil der auf
neuronalen Netzen basierenden SE sind längere Rechenzeiten.
3.3.2.7 Probabilistische Ansätze mit symmetrischer oder unsymmetrischer
Betrachtung
Probabilistische Ansätze basieren auf verschiedenen Methoden der Statistik und Wahr-
scheinlichkeitstheorie. Ähnlich wie Ansätze, die auf neuronalen Netzen basieren, haben die
meisten probabilistischen Ansätze den Vorteil, dass Erkenntnisse aus vorherigen Zeitpunk-
ten berücksichtigt werden. Es sei erwähnt, dass streng gesehen auch das ML-Verfahren
ein probabilistischer Ansatz ist, dieser berücksichtigt aber nur eine Momentaufnahme des
Systems.
In [Bessa+, 2018] wurde als Basis für die SE eine Kerndichteschätzung vorgeschlagen. Diese
ist ein statistisches Verfahren zur Schätzung von Wahrscheinlichkeitsverteilungen [Wand+,
1995]. Bei dieser SE werden Messdaten eines Zeitpunktes mit historischen Messdaten
kombiniert, ein Netzmodell ist dabei nicht zwingend erforderlich. In der gleichen Arbeit
wurde ein Vergleich zu dem auf neuronalen Netzen basierenden Ansatz aus [Barbeiro+,
2015a] durchgeführt.
Die Autoren in [Klonari+, 2016] haben mit Monte-Carlo-Simulationen eine Datenbank
von möglichen Netzzuständen eines betrachteten Netzes bestimmt. Im Betrieb sollen
Annahmen zum Netzzustand auf Basis von Messungen und dieser Datenbank getroffen
werden.
Im ML-Verfahren wird angenommen, dass alle Werte im Messvektor normalverteilte
Fehler aufweisen. Diese Annahme ist bei Ersatzwerten besonders umstritten. Der in
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[Angioni+, 2016a] für die SE eingesetzte Bayes-Schätzer [Lehmann+, 2003, S. 225 ff.] hat
die Möglichkeit einer präziseren Fehlernachbildung.
3.3.2.8 Alternative Ansätze zur Zustandsschätzung
Für die Überwachung von NS-Netzen können alternativ zur SE Lastflussberechnungen
eingesetzt werden [NeuselLange+, 2012], [Oerter+, 2014]. Eine solche Netzüberwachung
wurde in Feldtests bewertet [NeuselLange, 2013].
In [Leite+, 2013] wurde die SE als Hamiltonkreisproblem definiert, einer Problemstellung
aus der Graphentheorie [Bondy+, 1976]. Dabei werden alle Messungen als Knoten und
alle Abhängigkeiten der Messgrößen als Kanten eines Graphen definiert.
Eine SE, in der die Zustandsgrößen mit Sensitivitäten vorhandener Messungen definiert
werden, wurde in [Rigoni+, 2017] vorgeschlagen.
3.3.3 Ansätze, die im Netzbetrieb eingesetzt wurden
An dieser Stelle werden nochmals Ansätze aufgelistet, die in einem Feldtest eingesetzt
wurden. Das sind [NeuselLange, 2013], [Barbeiro+, 2016], [Cramer+, 2016a], [Wagler+,
2016] und [Wäresch+, 2017]. Wie erwartet, sind in den Feldtests größere Fehler als in den
Simulationen festzustellen. Die geringe Anzahl an Feldtests deutet auf die Notwendigkeit
weiterer Umsetzungen und Forschungen hin.
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4 Ansatz zur Zustandsschätzung in
Niederspannungsnetzen
4.1 Effiziente Implementierung des klassischen Ansatzes in
unsymmetrischen Netzen
Wie schon in Unterabschnitt 3.3.2 aufgeführt, kann der klassische SE Ansatz auf Modelle
unsymmetrischer Netze angewendet werden. Viele Autoren haben die dafür benötigten
Messmodellgleichungen schon vorgestellt [Majumdar+, 2016], [Chusovitin+, 2016], [Abdel-
Majeed, 2017, S. 19 ff.], [Kang+, 2018]. In dieser Arbeit werden die Messmodellgleichungen
in einer vereinfachten Form dargestellt, was zu einer leichteren Implementierung der SE in
unsymmetrischen Netzen führt.
Der in unsymmetrischen Netzen zu bestimmende Zustandsvektor wird mit (4.1-1) definiert,
dabei ist uL123 der Vektor der dreiphasigen Knotenspannungsbeträge und δL123 der Vektor
der dreiphasigen Spannungswinkel. Der Index L123 kennzeichnet dreiphasige Größen. Die
Vektoren ui,L123 und δi,L123 beinhalten jeweils die Spannungsbeträge bzw. Spannungswinkel
der drei Leiter am Knoten i. Die Leiterzuordnung ist mit L1, L2 und L3 angegeben. Es sei

























∀i = 1, 2, . . . nK
Werden alle Zweigelemente mit den in Unterabschnitt 3.3.2.4 beschriebenen Annahmen
und der Kron-Reduktion als 3-Leitersysteme beschrieben, so kann ähnlich wie in (3.2-27)
das Verhältnis der dreiphasigen komplexen Knotenströme iL123 und Knotenspannungen
uL123 mit (4.1-2) dargestellt werden. Die dreiphasige Knotenpunktadmittanzmatrix Y L123
wird nach demselben Prinzip wie die Knotenpunktadmittanzmatrix in Unterabschnitt 3.2.5
aufgestellt. Der einzige Unterschied ist, dass das Verhältnis von Strömen zu Spannungen
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 Y 11,L123 · · · Y 1nK,L123... . . . ...
















yij,L1L1 yij,L1L2 yij,L1L3yij,L2L1 yij,L2L2 yij,L2L3
yij,L3L1 yij,L3L2 yij,L3L3
 , ∀i, j = 1, 2, . . . nK
Aus (4.1-2) folgen die dreiphasigen komplexen Scheinleistungen aller Knoten nach (4.1-3),
dabei sind pL123 und qL123 jeweils die Vektoren der dreiphasigen Wirk- und Blindleistun-
gen.
sL123 = pL123 + j · qL123 = uL123 ◦ i∗L123 = uL123 ◦ (Y L123 · uL123)∗ (4.1-3)
Aus (4.1-3) lässt sich die Wirkleistung eines Knotens i am Leiter v nach (4.1-4a) und die
Blindleistung nach (4.1-4b) bestimmen, dabei gibt w wie auch v die Leiterzuordnung an.
Der Wert gij,LvLw entspricht dem Realteil und bij,LvLw dem Imaginärteil von yij,LvLw.





U j,Lw (gij,LvLw cos∆δij,LvLw + bij,LvLw sin∆δij,LvLw)
(4.1-4a)





U j,Lw (gij,LvLw sin∆δij,LvLw − bij,LvLw cos∆δij,LvLw)
(4.1-4b)
mit ∆δij,LvLw = δi,Lv − δj,Lw
Durch die zwei vorhandenen Summen in (4.1-4a) und (4.1-4b) ist die Implementierung
der Gleichungen und deren für die SE benötigten Ableitungen programmiertechnisch
anspruchsvoll. Im Folgenden wird ein einfacherer Ansatz vorgeschlagen, der zu einer fast
identischen Vorgehensweise wie bei der symmetrischen SE führt.
Für einen Spannungsbetrag U i,Lv, der sich in uL123 auf Position k befindet, ist dessen
Knoten- und Leiterzuordnung mit (4.1-5a) eindeutig bestimmt. Dabei steht ⇔ für die
logische Äquivalenz (zu verstehen als gilt dann und nur dann), d.e für die Aufrundungs-
funktion, ∧ für die logische Konjunktion (zu verstehen als und) und mod für das Modulo
(der Rest beim Dividieren ganzer Zahlen). Das gleiche Prinzip ist für U j,Lw auf Position l
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mit (4.1-5b) umgesetzt.
U i,Lv = Uk ⇔ i = dk/3e ∧ v = [(k − 1) mod 3] + 1 ∧ k = 3 · (i− 1) + v (4.1-5a)
U j,Lw = U l ⇔ j = dl/3e ∧ w = [(l − 1) mod 3] + 1 ∧ l = 3 · (j − 1) + w (4.1-5b)
Gleichung (4.1-5) kann analog für die Elemente aller Vektoren dreiphasiger Größen einge-
setzt werden. Für die Elemente der Matrix Y L123 gilt ähnlich (4.1-6).
yij,LvLw = ykl ⇔ i = dk/3e ∧ v = [(k − 1) mod 3] + 1 ∧ k = 3 · (i− 1) + v ∧ . . .
j = dl/3e ∧ w = [(l − 1) mod 3] + 1 ∧ l = 3 · (j − 1) + w
(4.1-6)
Damit kann (4.1-4) als (4.1-7) dargestellt werden.
P i,Lv = Uk
∑3·nK
l=1




U l (gkl sin∆δkl − bkl cos∆δkl) (4.1-7b)
mit ∆δkl = δk − δl
Gleichung (4.1-7) basiert auf der dreiphasigen Knotenpunktadmittanzmatrix. Unabhängig
davon, welche Betriebsmittelparameter berücksichtigt werden, besitzt (4.1-7) die gleiche
Form. Dies gilt nicht für die Gleichungen der Wirk- und Blindleistungsflüsse auf Zweigen,
da diese mit den Admittanzen der Zweige beschrieben werden.
Für Leitungen berücksichtigen viele Autoren in der Regel nur die Zweigadmittanzen (Längs-
elemente) und vernachlässigen die Queradmittanzen (Querelemente) [Majumdar+, 2016],
[Chusovitin+, 2016], [AbdelMajeed, 2017, S. 19 ff.], [Kang+, 2018]. Der Grund dafür ist,
dass die Hersteller von NS-Leitungen in den meisten Fällen nur die Längselemente (die
Wirkwiderstände und Blindwiderstände bzw. die Induktivitäten) der Leitungen angeben.
Dem zugrunde liegt wiederum, dass die anderen Parameter wegen der Eigenschaften
und kurzen Längen der NS-Leitungen und der vergleichsweise niedrigen Spannungen oft
vernachlässigbar sind. Nichtsdestotrotz werden in den folgenden Gleichungen die Quer-
admittanzen (die Wirkleitwerte und Blindleitwerte bzw. die Kapazitäten) der Leitungen
berücksichtigt. Vernachlässigt werden die Koppelkapazitäten zwischen den Leitern ei-
ner Leitung. Diese können aus der Leitungsgeometrie näherungsweise bestimmt werden
[Oeding+, 2016, S. 293 ff.], weisen dabei unter realen Bedingungen aber Ungenauigkeiten
auf, die den Mehraufwand nicht rechtfertigen.
Um die Wirk- und Blindleistungen, die über einen Zweig übertragen werden, nach dem glei-
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chen Prinzip wie (4.1-7) darzustellen, muss zusätzlich noch (4.1-8) eingeführt werden. Für
die spätere Herleitung ist (4.1-9) zu beachten. Des Weiteren wird für die Queradmittanzen
(4.1-10) eingeführt.
U i,Lw = Um ⇔ i = dm/3e ∧ w = [(m− 1) mod 3] + 1 ∧ m = 3 · (i− 1) + w (4.1-8)
Uk = Um ⇔ v = w (4.1-9)
Y i0, j,Lv = Y k0, l ⇔ i = dk/3e ∧ v = [(k − 1) mod 3] + 1 ∧ . . .
k = 3 · (i− 1) + v ∧ l = 3 · (j − 1) + v
(4.1-10)
Die Wirk- und Blindleistungen, die über einen Zweig zwischen Knoten i und j im Leiter
v übertragen werden, berechnen sich nach (4.1-11). Die in den Summen als Laufindex
benutzte Variable der Leiterzuordnung w definiert den Index l nach (4.1-5) und den Index
m nach (4.1-8). Auch hier ist zu beachten, dass Leitungsparameter im Gegensatz zu den
Elementen der Admittanzmatrix großgeschrieben werden.
P ij,Lv =− Uk
∑3
w=1















[Um (Gkl sin∆δkm −Bkl cos∆δkm)] . . .
− Uk2Bk0, l
(4.1-11b)




U l (gkl cos∆δkl + bkl sin∆δkl) + Ukgkk (4.1-12a)
∂P i,Lv/∂U l = Uk (gkl cos∆δkl + bkl sin∆δkl) (4.1-12b)
∂P i,Lv/∂δk = Uk
∑3·nK
l=1
U l (−gkl sin∆δkl + bkl cos∆δkl)− U2kbkk (4.1-12c)




U l (gkl sin∆δkl − bkl cos∆δkl)− Ukbkk (4.1-12e)




U l (gkl cos∆δkl + bkl sin∆δkl)− Uk2gkk (4.1-12g)
∂Qi,Lv/∂δl = UkU l (−gkl cos∆δkl − bkl sin∆δkl) (4.1-12h)
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∂P ij,Lv/∂Uk = −
∑3
w=1




[Um (Gkl cos∆δkm +Bkl sin∆δkm)] . . .
+ UkGkl + 2UkGk0, l
∂P ij,Lv/∂U l = − Uk (Gkl cos∆δkl +Bkl sin∆δkl) (4.1-12j)
∂P ij,Lv/∂Um= Uk (Gkl cos∆δkm +Bkl sin∆δkm) (4.1-12k)
∂P ij,Lv/∂δk = − Uk
∑3
w=1




[Um (−Gkl sin∆δkm +Bkl cos∆δkm)] . . .
− U2kBkl
∂P ij,Lv/∂δl = − UkU l (Gkl sin∆δkl −Bkl cos∆δkl) (4.1-12m)








[Um (Gkl sin∆δkm −Bkl cos∆δkm)] . . .
− UkBkl − 2UkBk0, l
∂Qij,Lv/∂U l = − Uk (Gkl sin∆δkl −Bkl cos∆δkl) (4.1-12p)
∂Qij,Lv/∂Um= Uk (Gkl sin∆δkm −Bkl cos∆δkm) (4.1-12q)
∂Qij,Lv/∂δk = − Uk
∑3
w=1




[Um (Gkl cos∆δkm +Bkl sin∆δkm)] . . .
− U2kGkl
∂Qij,Lv/∂δl = − UkU l (−Gkl cos∆δkl −Bkl sin∆δkl) (4.1-12s)
∂Qij,Lv/∂δm = UkUm (−Gkl cos∆δkm −Bkl sin∆δkm) (4.1-12t)
Der Vorteil der eingeführten Vorgehensweise ist, dass lediglich durch die Erweiterung der
Algorithmen aus der symmetrischen SE mit den Gleichungen (4.1-12i), (4.1-12k), (4.1-12l),
(4.1-12n), (4.1-12o), (4.1-12q), (4.1-12r) und (4.1-12t) eine unsymmetrische SE realisiert
wird.
In [Brandalik, 2018] ist eine Implementierung der dargestellten Vorgehensweise in Matlab
öffentlich zur Verfügung gestellt.
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4.2 Vorgeschlagener Ansatz
Der in dieser Arbeit entwickelte Ansatz ist linear. Er basiert auf der Linearisierung von
(4.1-7) und (4.1-11). Im Gegensatz zum linearen Ansatz in [Haughton+, 2013] werden keine
PMU Messungen vorausgesetzt. Im Gegensatz zum linearen Ansatz in [Wäresch+, 2015]
wird die SE in Leitergrößen berechnet. Ein Vergleich der Ansätze ist in Abschnitt 4.3 zu
finden.
Auch wenn manche Autoren andere Definitionen für den Zustandsvektor vorschlagen [Pau+,
2015], [AbdelMajeed, 2017], wird in dieser Arbeit die Definition des Zustandsvektors mit
Spannungsbeträgen und Spannungswinkeln nach (4.1-1) bevorzugt. Es ist zu erwarten, dass
im Hinblick auf Datenschutz und das MsbG in NS-Netzen hauptsächlich Spannungsbeträge
gemessen werden. Aus diesem Grund ist es sinnvoll, Spannungen und nicht Ströme oder
Leistungen im Zustandsvektor zu definieren. Aus demselben Grund wird die Polarform
der komplexen Spannungen und nicht die algebraische Form (Real- und Imaginärteil)
angewendet. Die überwiegend vorhandenen Messungen von Spannungsbeträgen sollen
damit einen größtmöglichen Effekt auf den Zustandsvektor haben. Es sei aber erwähnt,
dass die algebraische Form oft effizienter ist [Pau+, 2015], [AbdelMajeed, 2017]. Zudem
können bei der algebraischen Form virtuelle Messungen extrahiert werden [Guo+, 2013],
[Picallo+, 2018], um somit eine noch effizientere SE zu erreichen.
Für die Herleitung des entwickelten Ansatzes wird ein Referenz-Zustandsvektor xref nach
(4.2-1) eingeführt. Dieser bildet einen Netzzustand ab, bei welchem die komplexen Span-
nungen aller Knoten symmetrisch sind und einen Spannungsbetrag gleich U ref aufweisen.
Für die weitere Herleitung ist es irrelevant, welcher Wert für U ref angenommen wird. Für
die Anwendung sollte er aber im Bereich der zu erwarteten Spannungen im Netz sein, z. B.








mit uL123, ref =
[
uT1,L123, ref · · · uTnK,L123, ref
]T
, δL123, ref =
[





U ref U ref U ref
]T





∀i = 1, 2, . . . nK
Mit der mehrdimensionalen Taylor-Entwicklung erster Ordnung kann (4.1-7) in der Um-
gebung von xref als (4.2-2) linearisiert werden [Brandalik+, 2017]. Aus mathematischer
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Sicht ist xref die Entwicklungsstelle der Linearisierung.










Wird (4.2-2) ausgeschrieben, so folgt (4.2-3).






























(δl − δl, ref)
]
(4.2-3a)






























(δl − δl, ref)
]
(4.2-3b)
mit δl, ref =

0, [(l − 1) mod 3 + 1] = 1
−2pi/3 , [(l − 1) mod 3 + 1] = 2
2pi/3 , [(l − 1) mod 3 + 1] = 3
, ∀l = 1, 2, . . . (3 · nK)
Für die weitere Herleitung wird (4.2-4) eingeführt.
∆δkl, ref = δk, ref − δl, ref =

0, [(k − l) mod 3] = 0
−2pi/3 , [(k − l) mod 3] = 1
2pi/3 , [(k − l) mod 3] = 2
(4.2-4)
Mit (4.2-4) und (4.1-12) können die einzelnen Terme in (4.2-3) nach (4.2-5) berechnet
werden.














(gkl cos∆δkl, ref + bkl sin∆δkl, ref) + gkk
]
(Uk − U ref)
(4.2-5b)









(U l − U ref)
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(−gkl sin∆δkl, ref + bkl cos∆δkl, ref)− bkk
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(δl − δl, ref)
]





[(gkl sin∆δkl, ref − bkl cos∆δkl, ref) (δl − δl, ref)]
(4.2-5e)














(gkl sin∆δkl, ref − bkl cos∆δkl, ref)− bkk
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(U l − U ref)
]















(gkl cos∆δkl, ref + bkl sin∆δkl, ref)− gkk
]










(δl − δl, ref)
]





[(−gkl cos∆δkl, ref − bkl sin∆δkl, ref) (δl − δl, ref)]
(4.2-5j)
Nun kann (4.2-3) als (4.2-6) geschrieben werden.
P i,Lv (x) ≈ U ref
∑3·nK
l=1
U l (gkl cos∆δkl, ref + bkl sin∆δkl, ref) . . .
+ U ref (Uk − U ref)
∑3·nK
l=1




[(δl − δl, ref) (gkl sin∆δkl, ref − bkl cos∆δkl, ref)] . . .
+ U2ref (δk − δk, ref)
∑3·nK
l=1
(−gkl sin∆δkl, ref + bkl cos∆δkl, ref)
(4.2-6a)
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Qi,Lv (x) ≈ U ref
∑3·nK
l=1
U l (gkl sin∆δkl, ref − bkl cos∆δkl, ref) . . .
+ U ref (Uk − U ref)
∑3·nK
l=1




[(δl − δl, ref) (−gkl cos∆δkl, ref − bkl sin∆δkl, ref)] . . .
+ U2ref (δk − δk, ref)
∑3·nK
l=1
(gkl cos∆δkl, ref + bkl sin∆δkl, ref)
(4.2-6b)
Die Summe aller Elemente in einer Zeile oder Spalte von Y L123, die demselben Leiter
zugehören, ist näherungsweise gleich null. Werden diese Summen vernachlässigt, entfallen
jeweils die zweiten und vierten Terme in (4.2-6a) und (4.2-6b). Zusätzlich entfallen die
Summen, die im dritten Term δl, ref zugehören. Dies führt zur finalen Form (4.2-7) des
Ansatzes.
P i,Lv (x) ≈ U ref
∑3·nK
l=1




δl (gkl sin∆δkl, ref − bkl cos∆δkl, ref)
(4.2-7a)
Qi,Lv (x) ≈ U ref
∑3·nK
l=1




δl (−gkl cos∆δkl, ref − bkl sin∆δkl, ref)
(4.2-7b)
Ähnlich wird die lineare Form von (4.1-11) hergeleitet. Sind die Querelemente als vernach-
lässigbar klein angenommen und wird ∆δkm, ref = ∆δkl, ref berücksichtigt, so kann (4.1-11)
zu (4.2-8) linearisiert werden.
P ij,Lv (x) ≈ U ref
∑3
w=1




[(δm − δl) (Gkl sin∆δkl, ref −Bkl cos∆δkl, ref)]
(4.2-8a)
Qij,Lv (x) ≈ U ref
∑3
w=1




[(δm − δl) (−Gkl cos∆δkl, ref −Bkl sin∆δkl, ref)]
(4.2-8b)
Die Gleichungen (4.2-7) und (4.2-8) bilden den Kern des Ansatzes. Da die Gleichungen
linear sind, kann der lineare SE-Lösungsansatz aus Unterabschnitt 3.2.4 eingesetzt werden.
Somit entfallen Iterationen und alle damit verbundenen Probleme. Die Fehler der Lineari-
sierung werden anhand der Simulationsergebnisse bewertet. Auch für diesen Ansatz ist in
[Brandalik, 2018] eine Implementierung in Matlab öffentlich zur Verfügung gestellt.
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4.3 Bewertung des vorgeschlagenen SE Ansatzes
4.3.1 Simulationsumgebung
4.3.1.1 Kurzübersicht
Für die simulative Bewertung werden an verschiedenen Netzmodellen mit verschiedenen
Zeitreihen durch Lastflussberechnungen exakte Netzzustände generiert. Diese exakten
Netzzustände werden im folgenden Benchmarks genannt. Die Benchmarks sind, wie
in Unterabschnitt 3.3.2.2 erklärt, als Vergleichsbasis der SE-Ergebnisse eingesetzt. Die
untersuchten SE-Ansätze und die für die Ansätze angenommene Eingangsdaten sind jeweils
in den Unterabschnitten 4.3.1.4 und 4.3.1.4 angegeben.
4.3.1.2 Netzmodelle
Alle in dieser Arbeit eingesetzten Netzmodelle werden durch die Software PSS®SINCAL
erstellt. Die simulativen Analysen werden an 17 NS-Netzmodellen durchgeführt. Diese
umfassen 14 synthetische Netzmodelle aus [Rui, 2017, S. 24 ff.], die in [Weisenstein+, 2018]
weiterentwickelt wurden. Von diesen 14 Netzmodellen werden jeweils die Varianten mit
den größten Leitungslängen verwendet, da für diese die größten Linearisierungsfehler zu
erwarten sind. Zusätzlich wird das europäische IEEE PES NS-Netzmodell betrachtet [PES,
2015]. Die übrigen zwei Netzmodelle sind Modelle realer Netze, die jeweils im Rahmen der
Projekte SmartSCADA [TIB, 2017b], [Wäresch, 2018, S. 86 f.] und CheapFlex [TIB, 2017a,
S. 49] untersucht wurden. Die wichtigsten Kenndaten der Netzmodelle sind in Tabelle 4.1
zusammengefasst. Im Anhang 1 befinden sich Einliniendiagramme der Netzmodelle.
4.3.1.3 Definition von Szenarien und Benchmark Erstellung
Sechzehn Szenarien werden definiert, für welche jeweils Benchmarks erstellt worden sind.
Aufgrund der verschiedenen Merkmale der jeweiligen Netzmodelle ist jedes Szenario
spezifisch für jedes Netzmodell erstellt. Ein Teil der Szenarien basiert auf „Worst-Case“
Netzzuständen. Die restlichen Szenarien basieren auf Netzzuständen, die mit gemessenen
Zeitreihen aus dem Projekt SmartSCADA [TIB, 2017b] erstellt sind. Für die Erstellung
aller Szenarien ist der Bilanzknoten auf der Oberspannungsseite des ONTs festgesetzt. Für
Szenarien, in denen sich Lasten im Fokus der Untersuchung befinden, sind alle verteilten
Erzeuger als ausgeschaltet angenommen. Zusätzlich ist in Anlehnung an [dena, 2012, S.
92] die Spannung auf der Oberspannungsseite des ONTs mit 104% Un festgesetzt. Für
Szenarien, in denen sich Erzeuger (PV-Anlagen) im Fokus der Untersuchung befinden,
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Tabelle 4.1: Kenndaten der untersuchten Netzmodelle
Netz ID Gebieta Anschluss- Leitungs- SrT A in mm2 Ith in A
Häuserb anzahl typc HTLd NALd HTL NAL
S1a L, EFH 18 FL 100 95 25 320 135
S1b L, EFH 30 FL 100 70 25 255 135
S2a_FL L, EFH 80 FL 250 70 25 255 135
S2a_KB L, EFH 80 KB 250 150 35 275 123
S2b V, EFH 100 KB 250 150 35 275 123
S3a_FL V, EFH 162 FL 400 95 25 320 135
S3a_KB V, EFH 162 KB 400 150 35 275 123
S3b V, ZFH 216 KB 630 150 35 275 123
S4a V, EFH 180 KB 400 150 35 275 123
S4b V, EFH 180 KB 400 150 35 275 123
S5a S, MFH 240 KB 630 150 35 275 123
S5b S, HH 288 KB 630 150 - 275 -
S6a S, MFH 256 KB 630 150 35 275 123
S6b S, MFH 288 KB 630 150 35 275 123
IEEE V, EFH 55 KB 800 70-185 16-35 213-236 102-150
SmartS V, EFH 109 KB 630 70-185 25-50 234-313 133-190
CheapF V, EFH 116 KB 400 95 35-50 219-234 100-159
a Ländlich (L), Vorstädtisch (V), Städtisch (S).
b Einfamilienhaus (EFH), Zweifamilienhaus (ZFH), Mehrfamilienhaus (MFH), Hochhaus (HH).
cKabel (KB), Freileitung (FL).
dHauptleitung (HTL), Netzanschlussleitung (NAL).
sind analog alle Verbraucher als ausgeschaltet angenommen. Für diese Szenarien ist in
Anlehnung an [dena, 2012, S. 92] die Spannung auf der Oberspannungsseite des ONTs mit
96% Un festgesetzt. Für gemischte Szenarien mit eingeschalteten Lasten und Erzeugern
ist die Spannung auf der Oberspannungsseite des ONTs mit 100% Un festgesetzt.
Szenario 1: Netzzustand mit minimalen Grenzwertverletzungen bei gleichver-
teilten symmetrischen Lasten
Für dieses Szenario werden Lastflussberechnungen durchgeführt, bei denen sich die
Leistung aller Lasten in 100 W-Schritten erhöht, bis der Netzzustand den ersten Grenz-
wert minimal überschritten hat. Grenzwerte sind die Spannungsbänder nach EN 50160
und die thermischen Grenzströme nach Tabelle 4.1. Die Lasten sind als symmetrisch
angenommen. Mit Berücksichtigung der Annahmen in [dena, 2012, S. 114], [PES, 2015]
und [Weisenstein+, 2018] ist für Lasten ein induktiver cos(ϕ) von 0,95 vorgegeben. Die
Rechnung, bei der es zur ersten minimalen Überschreitung eines Grenzwertes gekommen
ist, wird als Szenario 1 definiert.
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Szenario 2: Netzzustand mit minimalen Grenzwertverletzungen bei gleich-
verteilten unsymmetrischen Lasten
Dieses Szenario wird analog zu Szenario 1 erstellt, mit dem Unterschied, dass alle Lasten
einphasig und dem gleichen Leiter zugeordnet sind.
Szenario 3: Netzzustand mit minimalen Grenzwertverletzungen bei kritischen
symmetrischen Lasten
Für dieses Szenario werden zuerst die Auswirkungen jeder Last auf den Netzzustand
mit Lastflussberechnungen bestimmt. Auf Basis dieser Ergebnisse wird eine geordnete
Liste aller Lasten nach Auswirkungen auf den Netzzustand erstellt. Diese Liste wird
im Folgenden als Liste der kritischen Lasten bezeichnet. Im nächsten Schritt wird eine
Lastflussberechnung durchgeführt, bei der nur die erste Last aus der Liste der kritischen
Lasten angeschlossen ist. In Anlehnung an [dena, 2012, S. 113] wird die angeschlossene
Last mit einer symmetrischen Leistung von 30 kW und einem induktiven cos(ϕ) von 0,95
angenommen. Dieser Wert entspricht näherungsweise der maximalen Leistung, die bei
einer Sicherung mit einem Bemessungsstrom von 40A von Haushalten bezogen werden
kann. Es folgen Lastflussberechnungen, bei denen jeweils eine weitere Last aus der Liste
der kritischen Lasten mit den gleichen Werten angeschlossen ist. Die Rechnung, bei der die
erste minimale Überschreitung eines Grenzwertes vorkommt, wird als Szenario 3 definiert.
Szenario 4: Netzzustand mit minimalen Grenzwertverletzungen bei kritischen
unsymmetrischen Lasten
Das Szenario wird analog zu Szenario 3 erstellt, mit dem Unterschied, dass alle Lasten
mit einer einphasigen Leistung von 10 kW angenommen und demselben Leiter zugeordnet
werden.
Szenario 5: Netzzustand mit minimalen Grenzwertverletzungen bei gleichver-
teilten symmetrischen Erzeugern
Das Szenario wird mit getauschten Rollen für Lasten und Erzeuger analog zu Szenario 1
erstellt.
Szenario 6: Netzzustand mit minimalen Grenzwertverletzungen bei gleichver-
teilten unsymmetrischen Erzeugern
Das Szenario wird mit getauschten Rollen für Lasten und Erzeuger analog zu Szenario 2
erstellt.
Szenario 7: Netzzustand mit minimalen Grenzwertverletzungen bei kritischen
symmetrischen Erzeugern
Das Szenario wird mit getauschten Rollen für Lasten und Erzeuger analog zu Szenario 3
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erstellt. Die Leistung der dreiphasigen Erzeuger wird in Anlehnung an [ARN4105, 2011, S.
23] auf 3 · 4,6 kVA festgesetzt.
Szenario 8: Netzzustand mit minimalen Grenzwertverletzungen bei kritischen
unsymmetrischen Erzeugern
Das Szenario wird analog zu Szenario 7 erstellt, mit dem Unterschied, dass alle Erzeuger
mit einer einphasigen Leistung von 4,6 kVA angenommen und dem selben Leiter zugeordnet
werden.
Szenario 9: Netzzustände mit zufällig verteilten IEEE Zeitreihen für Lasten
Die 100 von IEEE in [PES, 2015] erstellten Zeitreihen für Lasten mit 1440 Zeitpunkten wer-
den zufällig auf die Lasten im Netz verteilt. Diese Zeitreihen entsprechen 1-Minuten-Werten
einphasig angeschlossener Haushaltslasten eines Tages. Die mit Lastflussberechnungen
bestimmten Netzzustände sind als Benchmark angenommen.
Szenario 10: Netzzustände mit „Worst-Case“ Annahmen und IEEE Zeitreihen
für Lasten
Aus den 100 in Szenario 9 erwähnten Zeitreihen werden neue 100 Zeitreihen erstellt, bei
denen die i. Zeitreihe für jeden Zeitpunkt den i-größten Wert der ursprünglichen Zeitreihen
für den korrespondierenden Zeitpunkt besitzt. Veranschaulicht wird dieses Verfahren am
Beispiel von drei Zeitreihen in Abbildung 4.1. Die 1. Zeitreihe wird anschließend der 1.
Last der Liste der kritischen Lasten (siehe Szenario 3) zugeordnet, die 2. Zeitreihe der 2.
Last usw. Die in dieser Konstellation berechneten Netzzustände werden als Benchmark
angenommen.
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Zeitreihe mit 1. größten Werten
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Werte der 1. ursprünglichen Zeitreihe
Werte der 2. ursprünglichen Zeitreihe
Werte der 3. ursprünglichen Zeitreihe
Abbildung 4.1: Beispiel für die Erzeugung von Zeitreihen für die Szenarien mit „Worst-Case“
Annahmen
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Szenario 11: Netzzustände mit zufällig verteilten SmartSCADA Zeitreihen aus
2015 für Lasten und Erzeuger
Die SmartSCADA Zeitreihen werden zufällig auf die Lasten und Erzeuger im Netz verteilt.
Die Anzahl der eingesetzten Zeitreihen für Lasten entspricht der Anzahl an vorhandenen
Lasten im jeweiligen Netz. Bei den Erzeugern (PV-Anlagen) wird eine Durchdringung
von 50% angenommen. Dementsprechend ist die Anzahl der eingesetzten Zeitreihen
für Erzeuger festgesetzt. Sind mehr Lasten oder Erzeuger im Netz, als SmartSCADA
Zeitreihen vorhanden, werden einzelne Zeitreihen doppelt eingesetzt. Die Zeitreihen sind
in 10-Minuten-Schritten aufgenommen und beinhalten somit 52 560 Zeitpunkte.
Szenario 12: Netzzustände mit „Worst-Case“ Annahmen und SmartSCADA
Zeitreihen aus 2015 für Lasten
Aus den gemessen Zeitreihen für Lasten werden nach dem Prinzip wie in Szenario 10 und
Abbildung 4.1 neue Zeitreihen erstellt und auf die Lasten im Netz verteilt.
Szenario 13: Netzzustände mit „Worst-Case“ Annahmen und SmartSCADA
Zeitreihen aus 2015 für Erzeuger
Das Szenario wird mit getauschten Rollen für Lasten und Erzeuger analog zu Szenario 12
erstellt. Angenommen wird eine Durchdringung von 50%.
Szenario 14: Netzzustände mit zufällig verteilten SmartSCADA Zeitreihen aus
2016 für Lasten und Erzeuger
Das Szenario wird analog zu Szenario 11 erstellt, mit dem Unterschied, dass Zeitreihen
aus 2016 mit 52 704 Zeitpunkten eingesetzt werden.
Szenario 15: Netzzustände mit „Worst-Case“ Annahmen und SmartSCADA
Zeitreihen aus 2016 für Lasten
Das Szenario wird analog zu Szenario 12 erstellt, mit dem Unterschied, dass Zeitreihen
aus 2016 eingesetzt werden.
Szenario 16: Netzzustände mit „Worst-Case“ Annahmen und SmartSCADA
Zeitreihen aus 2016 für Erzeuger
Das Szenario wird analog zu Szenario 13 erstellt, mit dem Unterschied, dass Zeitreihen
aus 2016 eingesetzt werden.
4.3.1.4 Betrachtete Algorithmen
Neun Algorithmen werden in Rahmen dieser Arbeit betrachtet:
1. Klassische unsymmetrische SE, wie in Unterabschnitt 3.2.2 und Abschnitt 4.1 darge-
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stellt, gekennzeichnet durch die Abkürzung SEL123.
2. Klassische unsymmetrische SE mit dem AM-Verfahren, wie in Unterabschnitt 3.2.3
und Abschnitt 4.1 dargestellt, gekennzeichnet durch die Abkürzung SEAML123.
3. Klassische symmetrische SE mit dem AM-Verfahren in Anlehnung an [AbdelMajeed+,
2012], gekennzeichnet durch die Abkürzung SEAMsymm.
4. In dieser Arbeit entwickelter Ansatz: linearer, in Leitergrößen und mit dem AM-
Verfahren berechneter Ansatz, wie in Abschnitt 4.2 dargestellt, gekennzeichnet durch
die Abkürzung SEAML123,lin. Für die Spannung U ref des Referenz-Zustandsvektors wird
die Nennspannung (230V) angenommen.
5. In [Wäresch, 2018] entwickelter Ansatz: linearer, in symmetrischen Komponenten und
mit dem AM-Verfahren berechneter Ansatz. Zusätzlich werden bei diesem Ansatz
Messungen von Wirkleistungen und Blindleistungen in Wirkströme und Blindströ-
me nach folgendem Prinzip umgewandelt: Für alle Knoten mit angeschlossenen
Verbrauchern oder Erzeugern müssen vor der eigentlichen SE Spannungsbeträge,
Wirkleistungen und Blindleistungen gemessen oder als Ersatzwerte vorhanden sein.
Für diese Knoten wird für den ersten Schritt angenommen, dass die Spannungswinkel
gleich sind. Mit dieser Annahme können die komplexen Ströme aller Knoten bestimmt
werden. Für Knoten ohne Verbraucher oder Erzeuger sind diese gleich 0A. Über die
Knotenpunktadmittanzmatrix werden im nächsten Schritt die komplexen Spannun-
gen aller Knoten bestimmt. Mit den gemessenen oder als Ersatzwerten generierten
Wirkleistungen und Blindleistungen und den berechneten komplexen Spannungen
werden erneut komplexe Ströme berechnet, die daraufhin als Eingangsdaten für die
SE eingesetzt werden. Zusätzlich können auch die Spannungswinkel der berechneten
komplexen Spannungen als Eingangsdaten eingesetzt werden. Der Ansatz wird durch
die Abkürzung SEAM012,lin,strom gekennzeichnet.
6. Klassische, unsymmetrische SE mit entkoppelter Leitermodellierung in Anlehnung
an [Pau+, 2016], gekennzeichnet durch die Abkürzung SEL123,entk.
7. Klassische, unsymmetrische SE mit dem AM-Verfahren und entkoppelter Leitermo-
dellierung, gekennzeichnet durch die Abkürzung SEAML123,entk.
8. Der in dieser Arbeit entwickelter Ansatz mit entkoppelter Leitermodellierung, ge-
kennzeichnet durch die Abkürzung SEAML123,lin,entk. Für die Spannung U ref wird der
gleiche Wert wie für SEAML123,lin angenommen.
9. Der in [Wäresch, 2018] entwickelter Ansatz mit entkoppelter Leitermodellierung,
gekennzeichnet durch die Abkürzung SEAM012,lin,strom,entk.
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4.3.1.5 Eingangsdaten für die Zustandsschätzung
Um die SE Algorithmen für die verschiedenen Szenarien und Netzmodelle zu vergleichen,
werden einheitliche Eingangsdaten angenommen. Als Eingangsdaten sind Spannungsbeträ-
ge, Wirkleistungen und Blindleistungen an allen Haushalten und dem ONT angenommen.
Die Eingangsdaten entsprechen der Addition der Ergebnisse der Benchmarks und zufällig
generierten normalverteilten Werten. Die normalverteilten Werte spiegeln die Messfehler
wider. Für die erste Auswertung werden normalverteilte Werte mit σU = 0,1V für Span-
nungsbeträge und mit einem σP ,Q = 1W (var) für Wirk- und Blindleistungen erstellt. Diese
σ-Werte basieren auf Tests von Genauigkeiten von mME (Smart Metern), die im Rahmen
der Arbeit durchgeführt wurden. In der praktischen Anwendung sind die σ-Werte oft höher
[Wäresch, 2018, S. 88]. Aufgrund von mangelnder zeitlicher Synchronität der Messungen
sind die Messabweichungen in der Praxis noch höher. Darum wird in Unterabschnitt 4.3.2.2
eine Auswertung der Estimationsfehler für verschiedene σ-Werte durchgeführt. Bei der
Erstellung der Gewichtungsmatrix der SE-Algorithmen werden die jeweiligen σ-Werte
berücksichtigt.
4.3.2 Simulationsergebnisse
4.3.2.1 Bewertung der Genauigkeiten
Bei der Bewertung der Algorithmen wird die Differenz zwischen estimierten Werten und
Benchmark-Werten (estimierter Wert minus Benchmark-Wert) für die betriebsrelevanten
Größen, also Spannungs- und Strombeträge, gebildet. Diese Werte werden im Folgenden
als Estimationsfehler bezeichnet. Zuerst werden die Ergebnisse des IEEE NS-Netzmodells
ausgewertet. Unterschiede in den Ergebnissen bei anderen Netzmodellen folgen im späteren
Verlauf. In Abbildung 4.2 werden die Bereiche der Estimationsfehler für alle Szenarien
und Algorithmen für das IEEE NS-Netzmodell dargestellt.
Auswahl der betrachteten Algorithmen
Der symmetrische Algorithmus SEAMsymm liefert für unsymmetrische Szenarien (alle außer S1,
S3, S5 und S7) inakzeptable Estimationsfehler. Grund dafür ist, dass Werte einzelner Leiter
sehr unterschiedlich voneinander sein können, sowohl für Strom- als auch Spannungsbeträge.
Die symmetrische SE ist für unsymmetrisch betriebene Netze daher in der Regel nicht
akzeptabel.
Bei der entkoppelten Version des linearen, in Strömen und in symmetrischen Kompo-
nenten rechnenden Algorithmus SEAM012,lin,strom,entk sind hohe Estimationsfehler für Ströme






















































































































































































































































































































































































Abbildung 4.2: Estimationsfehler für alle Szenarien und Algorithmen für das IEEE NS-
Netzmodell
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zu erkennen. Die Auswertung einzelner Teilergebnisse zeigt, dass die Vorkalkulation der
Spannungswinkel, die bei SEAM012,lin,strom,entk durchgeführt wird, schon im ersten Schritt sehr
ungenaue Ergebnisse liefert. Die negativen Auswirkungen der entkoppelten Leiterbetrach-
tung kommen also sowohl bei der Vorkalkulation der Spannungswinkel als auch bei der
eigentlichen SE zum Tragen.
Der klassische Algorithmus mit dem AM-Verfahren SEAML123 liefert nahezu die gleichen
Ergebnisse wie der Algorithmus SEL123 ohne das AM-Verfahren. Dies gilt auch für deren
entkoppelten Versionen SEAML123,entk und SEL123,entk. Grund dafür ist, dass das AM-Verfahren
nur einen anderer Ansatz zur Lösung des Gleichungssystems der SE darstellt.
Die Algorithmen SEAMsymm, SEAM012,lin,strom,entk, SEL123 und SEL123,entk werden daher im Weite-
ren nicht mehr betrachtet. Um eine bessere Skalierung der Ergebnisse zu erreichen, werden
mit Abbildung 4.3 nur noch die Estimationsfehler der weiterhin betrachteten Algorithmen
dargestellt. Dieses gilt auch für alle folgenden Abbildungen.
Über alle Szenarien betrachtete Auswertung der Estimationsfehler am Bei-
spiel des IEEE NS-Netzmodells
Der klassische Algorithmus SEAML123 hat wie erwartet für alle Szenarien vernachlässigbare
Estimationsfehler für Spannungen und Ströme. Dieses folgt aus der exakten Modellbildung
der SE. Bei den restlichen Auswertungen wird auf SEAML123 nicht weiter eingegangen.
Der lineare Ansatz SEAM012,lin,strom, der mit Strömen und in symmetrischen Komponenten
rechnet, hat Estimationsfehler für Spannungen im Bereich von -0,36V bis 0,32V. Der
lineare Ansatz SEAML123,lin, der mit Leistungen und in Leitergrößen rechnet, hat einen etwas
größeren Bereich von -0,44V bis 1,01V.
Bei den Estimationsfehlern für Ströme ist der Unterschied noch eindrucksvoller zugunsten
von SEAM012,lin,strom. Diese liegen bei SEAM012,lin,strom im Bereich von -3,65A bis 4,07A und bei
SEAML123,lin im Bereich von -12,5A bis 26,6A. Wird berücksichtigt, dass sich positive Werte
aus betrieblicher Sicht auf der sicheren Seite befinden, wird dieser Unterschied weniger
bedeutend.
Bei SEAML123,lin werden bei der Linearisierung die Spannungswinkeldifferenzen und die Diffe-
renzen der Spannungsbeträge im Netz zu der Spannung U ref des Referenz-Zustandsvektors
zu null angenommen. Darum sind die Estimationsfehler proportional zu diesen Differenzen.
Als Folge treten hohe Estimationsfehler bei den Szenarien mit großen Leistungsflüssen,
wie z.B. in S1 und S3, auf.







































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































Abbildung 4.3: Estimationsfehler für ausgewählte Algorithmen und alle Szenarien für das IEEE
NS-Netzmodell
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Bei SEAM012,lin,strom wird die eigentliche SE an einem linearen Modell zwischen Spannungen
und Strömen durchgeführt. Da SEAM012,lin,strom somit keine Linearisierung beinhaltet, sind die
Estimationsfehler nicht proportional abhängig von den Differenzen der Spannungswinkel
und den Differenzen der Spannungsbeträge im Netz und somit auch nicht von der Größe der
Leistungsflüsse. Die Genauigkeit bei SEAM012,lin,strom hängt überwiegend von der Genauigkeit
der Vorkalkulation der Spannungswinkel ab. Diese wiederum hängt von der Genauigkeit
der Messungen bzw. Eingangsdaten ab. Die σ-Werte der Eingangsdaten haben somit eine
große Auswirkung auf die Estimationsfehler. Ausführlicher wird diese Abhängigkeit in
Unterabschnitt 4.3.2.2 dargestellt.
Durch die entkoppelte Leiterbetrachtung beim entkoppelten klassischen Ansatz SEAML123,entk
und dem entkoppelten linearen Ansatz in Leitergrößen SEAML123,lin,entk wird schon in der
Modellbildung der SE ein Fehler erzeugt. Dieser Fehler wird von der SE auf die einzelnen
estimierten Werte in Abhängigkeit der jeweiligen σ-Werten aufgeteilt. Da die Zahlenwerte
der maximalen Spannungsbeträge im Vergleich zu den Zahlenwerten der maximalen
Leistungen klein sind, wirkt sich der Fehler der Modellbildung relativ gesehen stärker auf
die Spannungsbeträge als auf die Leistungen aus. Als Ergebnis sind aus betrieblicher Sicht
bei SEAML123,entk und SEAML123,lin,entk die Estimationsfehler der Spannungen kritischer als die der
Ströme. Am Beispiel des IEEE NS-Netzmodells liegen die Estimationsfehler bei SEAML123,entk
im Bereich von -5,4V bis 5,94V und -7,66A und 6,27A. Wie die folgenden Ergebnisse
anderer Netzmodelle zeigen, sind die Estimationsfehler der Spannungen bei SEAML123,entk und
SEAML123,lin,entk aus betrieblicher Sicht zu hoch für die praktische Anwendung. Aus diesem
Grund wird die Genauigkeit von SEAML123,entk und SEAML123,lin,entk nicht weiter ausgewertet.
In den folgenden Auswertungen wird daher nur auf die Genauigkeit von SEAML123,lin und
SEAM012,lin,strom eingegangen.
Vergleich der Estimationsfehler zwischen Szenarien mit und ohne Grenzwer-
teverletzungen am Beispiel des IEEE NS-Netzmodells
Die Szenarien S1 bis S8 mit Grenzwertverletzungen beinhalten in der Regel Netzzustände
mit größeren Stromflüssen, Spannungsbetragsdifferenzen und Spannungswinkeldifferenzen
als die Szenarien S9 bis S16 ohne Grenzwertverletzungen. Darum sind die Estimationsfehler
bei SEAML123,lin tendenziell größer für die Szenarien S1 bis S8. Einzelne Ausnahmen treten
auf, da in den Szenarien S9 bis S16 die Leistungen heterogener verteilt sind und somit
vereinzelt größere Leistungsflüsse aufweisen.
Die Szenarien S1 bis S8 beinhalten jeweils einen Zeitpunkt und die Szenarien S9 bis
S16 jeweils etwas über 52 000. Bei der Generierung der künstlichen Messfehler in den
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Eingangsdaten der SE ist somit die Wahrscheinlichkeit größer, dass die Szenarien S9
bis S16 die Zeitpunkte mit den ungenauesten Eingangsdaten beinhalten. Wie bereits
erwähnt, hängt die Genauigkeit bei SEAM012,lin,strom überwiegend von der Genauigkeit der
Eingangsdaten ab. Als Ergebnis sind die Estimationsfehler bei SEAM012,lin,strom größer für die
Szenarien S9 bis S16.
Vergleich der Estimationsfehler zwischen symmetrischen und unsymmetri-
schen Szenarien am Beispiel des IEEE NS-Netzmodells
In dieser Auswertung werden die Estimationsfehler der symmetrischen Szenarien S1, S3,
S5 und S7 mit denen der unsymmetrischen Szenarien S2, S4, S6 und S8 verglichen.
Die Anzahl der vorhandenen Lasten bzw. Erzeuger mit Leistungen ungleich null ist für die
symmetrischen Szenarien mit Grenzwertverletzungen größer als bei den unsymmetrischen.
Grund dafür ist, dass unsymmetrische Verhältnisse die Leistungsaufnahme im Netz reduzie-
ren. Somit sind insgesamt gesehen öfter größere Stromflüsse, Spannungsbetragsdifferenzen
und Spannungswinkeldifferenzen bei den symmetrischen Szenarien aufgetreten. Folglich
sind für SEAML123,lin überwiegend größere Estimationsfehler bei symmetrischen Szenarien
vorgekommen.
Da kein signifikanter Unterschied in der Genauigkeit der Eingangsdaten vorliegt, liefert
der lineare Ansatz in symmetrischen Komponenten SEAM012,lin,strom ähnliche Ergebnisse für
symmetrische und unsymmetrische Szenarien.
Vergleich der Estimationsfehler zwischen Szenarien mit Fokus auf Lasten und
mit Fokus auf Erzeuger am Beispiel des IEEE NS-Netzmodells
In dieser Auswertung werden die Estimationsfehler der Szenarien S1 bis S4 mit denen der
Szenarien S5 bis S8 verglichen.
Für die Szenarien mit Fokus auf Lasten werden größere Leistungswerte angenommen; aus
diesen Grund sind bei SEAML123,lin größere Estimationsfehler aufgetreten.
Da die Anzahl der Zeitpunkte für alle Szenarien gleich ist und somit auch die Anzahl der
generierten Messfehler, sind keine größeren Unterschiede bei SEAM012,lin,strom zu bemerken.
Vergleich der Estimationsfehler zwischen Szenarien mit gleichverteilten Lasten
bzw. Erzeugern und Szenarien mit hohen Werten einzelner kritischer Lasten
bzw. Erzeuger am Beispiel des IEEE NS-Netzmodells
Szenarien mit gleichverteilten Lasten bzw. Erzeugern sind die Szenarien S1, S2, S5 und
S6; die jeweils entsprechenden Szenarien mit hohen Werte einzelner kritischer Lasten bzw.
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Erzeuger sind die Szenarien S3, S4, S7 und S8. In dieser Auswertung werden somit die
Estimationsfehler der Szenarien S1 zu S3, S2 zu S4, S5 zu S7 und S6 zu S8 verglichen.
Bei den Szenarien mit einzelnen kritischen Lasten bzw. Erzeugern sind zwischen benach-
barten Knoten oft große Spannungsbetragsdifferenzen und Spannungswinkeldifferenzen
aufgetreten. Darum sind für diese Szenarien bei SEAML123,lin die Estimationsfehler insgesamt
größer.
Aus demselben Grund wie in der vorherigen Auswertung sind keine größeren Unterschiede
bei SEAM012,lin,strom zu bemerken.
Vergleich der Estimationsfehler zwischen Szenarien mit zufällig verteilten Zeit-
reihen und Szenarien mit „Worst-Case“ verteilten Zeitreihen am Beispiel des
IEEE NS-Netzmodells
Für die IEEE Zeitreihen wird für diese Auswertung das Szenario S9 mit dem Szenario
S10 verglichen. Für die SmartSCADA Zeitreihen aus 2015 wird das Szenario S11 mit den
Szenarien S12 und S13 und für die SmartSCADA Zeitreihen aus 2016 das Szenario S14
mit den Szenarien S15 und S16 verglichen.
Ähnlich wie in der vorherigen Auswertung sind bei den Szenarien mit „Worst-Case“ ver-
teilten Zeitreihen größere Spannungsbetragsdifferenzen und Spannungswinkeldifferenzen
aufgetreten. Als Folge sind für die „Worst-Case“ Szenarien die Estimationsfehler SEAML123,lin
größer. Für die Estimationsfehler bei SEAM012,lin,strom ist keine Tendenz zu erkennen, da die
Anzahl an Zeitpunkten und somit auch die Anzahl der künstlich generierten Messfehler
der gegenüberstehenden Szenarien gleich ist.
Vergleich der Estimationsfehler zwischen Szenarien mit Zeitreihen aus ver-
schiedenen Jahren am Beispiel des IEEE NS-Netzmodells
In dieser Auswertung werden die Estimationsfehler der Szenarien S11, S12 und S13, die
SmartSCADA Zeitreihen aus 2015 beinhalten, mit denen der Szenarien S14, S15 und S16,
die SmartSCADA Zeitreihen aus 2016 beinhalten, verglichen.
Die Zeitreihen aus 2016 beinhalten etwas größere maximale Leistungswerte, was dazu
führt, dass bei SEAML123,lin minimal größere Estimationsfehler auftreten. Als Beispiel ergeben
sich für die Zeitreihen aus 2015 Estimationsfehler für Ströme im Bereich von -3,57A bis
13,8A und für die Zeitreihen aus 2016 im Bereich von -2,89A bis 15,2A.
Bei SEAM012,lin,strom ist keine Tendenz zu erkennen, da die Anzahl an Zeitpunkten der gegen-
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überstehenden Szenarien fast gleich ist.
Vergleich der Estimationsfehler in Abhängigkeit von der Art und Größe des
Netzmodells
Der Übersichtlichkeit halber sind bei den synthetischen Netzmodellen jeweils nur die
Ergebnisse für das ländliche, vorstädtische und städtische Netzmodell mit den größten
Estimationsfehlern dargestellt. Die Estimationsfehler für die restlichen synthetischen Netz-
modelle sind im Anhang 2 zu finden.
Estimationsfehler im ländlichen S2b Netz
Die Estimationsfehler für das S2b Netz sind in Abbildung 4.4 dargestellt.
Im Vergleich zum IEEE Netz ist das synthetische S2b Netz kleiner, beinhaltet aber mehr
Hausanschlüsse. Zusätzlich weisen die Kabel im S2b Netz größere thermische Grenzströme
auf. Aus diesen Gründen sind im S2b Netz höhere Leistungsflüsse aufgetreten. Folglich
sind auch größere Estimationsfehler bei SEAML123,lin aufgetreten. Für Spannungen liegen diese
im Bereich von -1,03V bis 2,2V und bei Strömen im Bereich von -26,0A bis 16,2A.
Wegen der größeren Anzahl an Hausanschlüssen werden im S2b Netz mehr künstliche
Messfehler generiert. Diese wiederum erhöhen die Wahrscheinlichkeit für größere maximale
Abweichungen der Eingangsdaten. Darum sind die Estimationsfehler bei SEAM012,lin,strom
etwas höher als die beim IEEE Netz. Die Estimationsfehler der Spannungen liegen im
Bereich von -0,31V und 0,35V und die der Ströme im Bereich von -4,29A bis 3,73A.
Estimationsfehler im vorstädtischen S3a_FL Netz
Die Estimationsfehler für das S3a_FL Netz sind in Abbildung 4.5 dargestellt.
Das S3a_FL Netz ist durch lange Leitungen und eine große Anzahl an Hausanschlüssen
gekennzeichnet. Bei den Szenarien mit Grenzwertverletzungen sind wegen der homogenen
Verteilung der Leistungen kleinere Leistungsflüsse als bei den Szenarien mit Zeitreihen
aufgetreten. Aus diesem Grund sind für dieses Netz höhere Estimationsfehler bei den
Szenarien mit Zeitreihen aufgetreten.
Durch die große Anzahl an Hausanschlüssen und Knoten sind für SEAML123,lin über alle Netze
betrachtet die größten Estimationsfehler der Spannungen aufgetreten. Diese liegen im
Bereich von -1,32V bis 4,5V. Werden nur die Szenarien mit Zeitreihen betrachtet, so ist
auch der Estimationsfehler der Ströme über alle Netze betrachtet der größte. Dieser liegt
im Bereich von -12,3A bis 18,8A.
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Da die Estimationsfehler bei SEAM012,lin,strom proportional von der Anzahl der künstlich
generierten Messfehler abhängen, sind deren Estimationsfehler für dieses Netz größer als
die bei dem IEEE- und dem S2b Netz. Diese liegen im Bereich von -0,36V bis 0,4V und
-12,1A bis 14,7A.
Estimationsfehler im städtischen S6b Netz
Die Estimationsfehler für das S6b Netz sind in Abbildung 4.6 dargestellt.
Dieses Netz hat mit 288 die größte Anschlussanzahl. Wegen der großen Anschlussanzahl
sind bei den Szenarien mit Grenzwertverletzungen äußerst unwahrscheinliche Gleichzei-
tigkeitsfaktoren aufgetreten. Diese verursachten große Leistungsflüsse und folglich große
Estimationsfehler bei SEAML123,lin. Die Estimationsfehler liegen im Bereich von -0,95V bis
2,11V und -32,6A bis 22,6A. Werden die Szenarien mit Grenzwertverletzungen nicht
betrachtet, sind die Estimationsfehler deutlich kleiner und liegen im Bereich von -0,2V bis
0,26V und -5,03A bis 5,75A.
Bei SEAM012,lin,strom waren durch die große Anschlussanzahl größere Estimationsfehler als beim
S3a_FL Netz zu erwarten. Dieses ist aber nicht der Fall. Hintergrund dafür ist, dass beim
S6b Netz sechs Anschlüsse an denselben Knoten angeschlossen sind. Dieses repräsentiert
ein Mehrfamilienhaus mit sechs Wohneinheiten. Der absolute Fehler der Eingangsdaten
für die SE wird durch Überlagerung der sechs künstlich generierten Messfehler größer,
der relative Fehler wird aber kleiner, wodurch kleinere Estimationsfehler auftreten. Diese
liegen im Bereich von -0,33V bis 0,32V und -4,30A bis 3,95A.
Estimationsfehler in den SmartS und CheapF Netzen
Bei den SmartS und CheapF Netzen handelt es sich um Netzmodelle realer Netze. Beides
sind vorstädtische Netze mit einer heterogeneren Struktur als die der synthetischen
Netze. Am ähnlichsten sind diese dem Netz S3a. Dessen Estimationsfehler sind jeweils in
Abbildung 4.7 und 4.8 dargestellt. Wegen der heterogenen Struktur sind bei den Szenarien
mit Grenzwertverletzungen größere Leistungsflüsse möglich. Als Folge sind bei SEAML123,lin
die Estimationsfehler bei diesen Szenarien relativ groß. Beim SmartS Netz liegen sie im
Bereich von -0,64V bis 1,27V und -29,5A bis 18,9A und im CheapF Netz im Bereich
von -0,99V bis 2,78V und -9,58A bis 12,7A. Werden nur die Szenarien S9 bis S16 ohne
Grenzwertverletzungen betrachtet, sind die Estimationsfehler deutlich kleiner. Im SmartS
Netz liegen sie im Bereich von -0,31V bis 0,35V und -5,42A bis 7,68A und im CheapF
Netz im Bereich von -0,87V bis 2,78V und -9,58A bis 8,45A. Wegen der etwa gleich
großen Anschlussanzahl sind bei SEAM012,lin,strom die Estimationsfehler für beide Netze ähnlich
und liegen im Bereich von -0,41V bis 0,55V und -4,68A bis 4,13A.
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4.3.2.2 Abhängigkeit der Estimationsfehler von der Genauigkeit der
Eingangsdaten
Bei den bisherigen Eingangsdaten der SE sind die σ-Werte der künstlich erstellten Mess-
fehler relativ klein gewählt. Für Spannungen sind diese mit σU = 0,1V und für Leistungen
mit σP,Q = 1W(var) angenommen. Im realen Betrieb können diese Werte deutlich größer
sein. Ein Grund dafür ist die mangelnde zeitliche Synchronität von Messungen. Dar-
um wird zusätzlich eine Auswertung der Auswirkungen größerer künstlicher Messfehler
auf die Genauigkeit verschiedener SE-Ansätze durchgeführt. Die in dieser Untersuchung
betrachtenden SE-Ansätze sind SEAML123, SEAML123,lin und SEAM012,lin,strom.
Für das Netz S3a_FL mit den größten Estimationsfehlern sind für Szenarien ohne Grenz-
wertverletzungen die Estimationsfehler für verschiedene σP,Q-Werte bei σU = 0,1V in
Abbildung 4.9 dargestellt. Der klassische Ansatz SEAML123 beinhaltet für alle Varianten
vernachlässigbare Estimationsfehler, weswegen er aus der Darstellung herausgenommen
wurde. Bei SEAML123,lin ist zu bemerken, dass sich bei höheren σP,Q-Werten die Estimations-
fehler der Ströme nur vernachlässigbar vergrößern. Die Estimationsfehler der Spannungen
werden dabei kleiner. Grund dafür ist, dass bei den Spannungsbeträgen im Gegensatz
zu den Leistungswerten kein Fehler durch die lineare Modellbildung erzeugt wird. Ist
das Verhältnis σU/σP,Q größer, beeinflussen die Fehler der Linearisierung die SE weniger.
Durch die höheren σP,Q Werte ist der SE ein breiterer Bereich für die P - und Q-Werte
erlaubt und folglich werden die Spannungsbeträge der estimierten Netzzustände weniger
verzerrt. Die Estimationsfehler bei SEAM012,lin,strom hängen hauptsächlich von der Genauigkeit
der Eingangsdaten ab, weswegen die Estimationsfehler der Ströme und der Spannungen
mit größeren σP,Q steigen. Bei σP,Q = 100W(var) sind die Estimationsfehler der Ströme
zu groß für eine betriebliche Anwendung. In Abbildung 4.10 sind die Estimationsfehler für
verschiedene σP,Q-Werte bei σU = 1V dargestellt. Gegenüber dem Fall mit σU = 0,1V sind
aller Estimationsfehler gestiegen, bei SEAML123,lin aber nur gering. Alle anderen Feststellungen
sind gleich dem Fall mit σU = 0,1V. Die analogen Auswertungen für alle anderen Netze
sind im Anhang 3 zu finden.
4.3.2.3 Bewertung der Rechenzeiten
Für die praktische Umsetzung der Zustandsschätzung in NS-Netzen ist neben der Ge-
nauigkeit die Effizienz des SE-Ansatzes ausschlaggebend. In Abbildung 4.11 werden die
durchschnittlichen Rechenzeiten aller untersuchten SE-Ansätze für jedes Netzmodell darge-
stellt. Die Rechnungen wurden auf einem Rechenserver mit einem Intel Xeon E5v3 Prozessor
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(12 Prozessorkerne @ 3,40GHz) und einem Arbeitsspeicher von 192GB durchgeführt.
Der in dieser Arbeit entwickelte Ansatz SEAML123,lin und seine entkoppelte Version
SEAML123,lin,entk haben für jedes Netz die kleinste Rechenzeit. Ungefähr 10 bis 20 Mal größere
Rechenzeiten haben die linearen Ansätze in symmetrischen Komponenten SEAM012,lin,strom
und SEAM012,lin,strom,entk. Die größeren Rechenzeiten sind das Resultat der Umrechnung in
symmetrische Komponenten und die in diesem Ansatz vorgenommene Vorkalkulation
der Spannungswinkel. Im Vergleich zu SEAML123,lin und SEAML123,lin,entk haben die klassischen
Ansätze SEL123 und SEAML123 um Faktor 100 größere Rechenzeiten. Diese werden dadurch
verursacht, dass für jeden Zeitpunkt und jede Iteration das Gleichungssystem vollständig
neu gelöst werden muss. Die entkoppelten klassischen Ansätze SEL123,entk und SEAML123,entk,
sowie der symmetrische Ansatz SEAMsymm, haben noch höhere Rechenzeiten. Der Grund
dafür ist, dass bei diesen Ansätzen das Konvergenzkriterium oft nicht erreicht wird und
diese somit bis zur maximalen Anzahl an Iterationen rechnen. Die maximale Anzahl an
Iterationen wurde dabei auf 10 fixiert.
4.3.2.4 Fazit der Bewertung
Der größte Vorteil des in dieser Arbeit entwickelten Ansatzes SEAML123,lin ist die kurze
Rechenzeit. Im Vergleich zu SEAM012,lin,strom liefert er vertretbare Estimationsfehler selbst
bei großen σ-Werten. Über alle betrachteten Netze, Szenarien und σ-Werte liegen die
Estimationsfehler für Spannungen im Bereich von -2,23V bis 5,57V und für Ströme im
Bereich von -32,8A bis 27,3A. Werden die Szenarien mit Grenzverletzungen vernachlässigt,
sind die Estimationsfehler für Ströme deutlich kleiner und liegen im Bereich von -16,6A bis
19,3A. Um die Estimationsfehler vom SEAML123,lin weiter zu verringern, kann eine zeitlich ver-
änderbare und von den Messungen abhängige Spannung U ref des Referenz-Zustandsvektors
eingesetzt werden. Dieses Vorgehen erhöht aber die Rechenzeit.
Der entwickelte Ansatz kann für die Zustandsschätzung in NS-Netzen eingesetzt werden.
Dabei sollten die in dieser Arbeit bestimmten, vom Netztyp und den σ-Werten abhängigen,
maximalen Estimationsfehler als Sicherheitsmarge berücksichtigt werden.































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































Abbildung 4.4: Estimationsfehler für ausgewählte Algorithmen und alle Szenarien für das S2b
NS-Netzmodell































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































Abbildung 4.5: Estimationsfehler für ausgewählte Algorithmen und alle Szenarien für das
S3a_FL NS-Netzmodell














































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































Abbildung 4.6: Estimationsfehler für ausgewählte Algorithmen und alle Szenarien für das S6b
NS-Netzmodell
























































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































Abbildung 4.7: Estimationsfehler für ausgewählte Algorithmen und alle Szenarien für das
SmartS NS-Netzmodell
























































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































Abbildung 4.8: Estimationsfehler für ausgewählte Algorithmen und alle Szenarien für das
CheapF NS-Netzmodell


























































































































































































































































Abbildung 4.9: Estimationsfehler für verschiedene σP,Q-Werte bei einem σU = 0,1V für das
S3a_FL NS-Netzmodell




























































































































































































































































Abbildung 4.10: Estimationsfehler für verschiedene σP,Q-Werte bei einem σU = 1V für das
S3a_FL NS-Netzmodell
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Abbildung 4.11: Durchschnittliche Rechenzeiten der Algorithmen für eine Berechnung
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5 Beitrag zur Ersatzwertgenerierung in
Niederspannungsnetzen
5.1 Forschungsansätze zur Ersatzwertgenerierung in
Niederspannungsnetzen
5.1.1 Ersatzwerte für Leistungen ohne Echtzeit Leistungsmessungen
5.1.1.1 Ausgangspunkt
Mit dem Smart Meter Rollout werden, international gesehen, Leistungen und Knoten-
spannungsbeträge in NS-Netzen in quasi Echtzeit großflächig gemessen. In Deutschland
wird dies aus Datenschutzgründen aber nur bedingt erfolgen. Insbesondere Leistungen von
Haushaltslasten dürfen für Betriebszwecke nicht in Echtzeit gemessen werden.
Sind für Haushaltslasten keine Echtzeit Leistungsmessungen vorgesehen, liegen auch nicht
genügend Messwerte vor, um eine SE durchzuführen und die NS-Netze zu überwachen.
Aus mathematischer Sicht ist das Gleichungssystem der SE unterbestimmt und mit
den vorgestellten, auf WLS-Schätzungen basierenden SE Ansätzen nicht lösbar. Mit
Ersatzwerten kann die Anzahl an Eingangsdaten erhöht werden, bis die SE durchführbar
ist. Dabei werden durch die im Vergleich zu Messdaten ungenaueren Ersatzwerte die Fehler
der SE erhöht. Um die Fehler so klein wie möglich zu halten, müssen möglichst präzise
Ersatzwerte generiert und eingesetzt werden.
Die meisten Forschungsansätze zur Ersatzwertgenerierung in NS-Netzen nehmen an, dass
zeitnahe historische Daten von Verbrauchern bekannt sind. Diese werden daraufhin ein-
gesetzt, um Ersatzwerte zu generieren. Bei der hier untersuchten Problemstellung sind
solche Ansätze nicht einsetzbar, da die Leistungen von Haushaltslasten nicht gemessen
werden dürfen und daher auch keine historischen Daten zur Verfügung stehen. Mögliche
Alternativen zur Ersatzwertgenerierung werden im Folgenden dargestellt. Da Spannungs-
beträge Systemgrößen sind und gemessen werden dürfen, liegt der Fokus dieses Kapitels
auf der Ersatzwertgenerierung von Leistungen für Haushaltslasten.
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5.1.1.2 Auf Zeitreihen und Verteilungsfunktionen basierende Ersatzwerte
Ersatzwerte für Lasten können aus angenommenen Zeitreihen generiert werden. Die in
Deutschland verbreitetsten Zeitreihen für Haushaltslasten sind die standardisierten Zeit-
reihen, die vom Bundesverband der Energie- und Wasserwirtschaft (BDEW) verwaltet
werden [BDEW, 2017]. Diese wurden auf Basis von Messungen aus den späten neunziger
Jahren erstellt, wobei für die Erstellung des Lastprofiles H0 für Haushalte 332 Haushalts-
lasten betrachtet wurden [BTU, 1999, S.14]. Das standardisierte Lastprofil H0 bildet das
durchschnittliche Profil einer großen Anzahl an Haushaltslasten präzise nach. Bei der
Anwendung des Profils für die Ersatzwertgenerierung einzelner Lasten können aber große
Abweichungen auftreten [Angioni+, 2016b]. Aus diesem Grund eignet sich das standardi-
sierte Lastprofil für die Anwendung in der SE nicht. Folglich schlagen verschiedene Autoren
andere Zeitreihen vor, auf die im Folgenden eingegangen wird.
In [Jardini+, 2000] wurden Haushaltslasten in Abhängigkeit vom jährlichen Verbrauch
kategorisiert. Da diese Werte dem VNB bekannt sind, ist eine solche Kategorisierung
machbar. Für die einzelnen Kategorien von Haushaltslasten wurden daraufhin Lastprofile
erstellt. Die Profile setzen sich zusammen aus dem durchschnittlichen Profil aller Lasten
in einer Kategorie und zeitpunktabhängigen normalverteilten (µ = 0, σ2) Werten. Die
entsprechenden σ-Werte werden in Abhängigkeit von der erwarteten Volatilität des Ver-
brauches zu bestimmten Zeitpunkten angenommen. So werden z. B. für Zeitpunkte mit
relativ konstantem Verbrauch (nachts) kleine σ-Werten angenommen. Ein Test dieser
Profile für die SE wurde nicht durchgeführt. Zu erwarten ist, dass durch die zufällig
generierten Werte hohe Abweichungen für einzelne Zeitpunkte auftreten.
Synthetische Zeitreihen für Haushaltslasten können durch Überlagerung von Zeitreihen
einzelner elektrischer Geräte erstellt werden. Solche Verfahren zur Generierung von syn-
thetischen Zeitreihen sind z. B. in [Molitor+, 2012], [Xia+, 2019] und [Röhrenbeck, 2019,
S. 31 ff.] dargestellt. In [Angioni+, 2016b] wurde die Anwendung derartiger synthetischer
Zeitreihen für die SE ausgewertet. Im Vergleich zu dem Lastprofil H0 sind kleinere Abwei-
chungen zu bemerken. Nichtsdestotrotz treten für manche Zeitpunkte hohe Abweichungen
auf.
Haushaltslasten können auch mit Kombinationen aus Verteilungsfunktionen mathematisch
beschrieben werden. In [AbdelMajeed, 2017] wurden Ersatzwerte mit einer gaußschen
Mischverteilungen (engl. gaussian mixture model) generiert und für die SE angewendet.
Bei der gaußschen Mischverteilungen handelt sich es um eine Überlagerung von gaußschen
Verteilungsfunktionen. Die durchschnittlichen Abweichungen, die bei diesen Ersatzwerten
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auftreten, waren deutlich kleiner als bei der Anwendung von H0-Lastprofilen. Informationen
zu maximalen Abweichungen werden jedoch nicht angegeben.
5.1.1.3 Methoden der Kategorisierung von Haushaltslasten
Neben der Kategorisierung von Zeitfenstern mit unterschiedlichen Verbrauchsmerkmalen
spielt auch die Kategorisierung von Haushaltslasten eine wichtige Rolle bei der Generierung
von Ersatzwerten. In den oben genannten Methoden zur Ersatzwertgenerierung wurden
auch verschiedene Kategorisierungen vorgenommen, diese standen jedoch nicht im Fokus
der jeweiligen Arbeit. Darum sollen die folgenden Arbeiten einen Überblick über mögliche
Ansätze zur Kategorisierung von Haushaltslasten geben. Für die Kategorisierung wird in
der Literatur oft der mathematische Begriff Clustering benutzt.
Messdaten einer einjährigen Messkampagne an ungefähr 4.000 Haushalten in Irland [CER,
2012] wurden in [Haben+, 2016] zum Clustering von Haushaltslasten angewendet. Das
Clustering wurde mit dem Expectation-Maximization-Algorithmus durchgeführt. Bei die-
sem Algorithmus wird angenommen, dass jedes Cluster mit mehreren Normalverteilungen
beschrieben werden kann. Auf Basis der Messdaten werden daraufhin die wahrscheinlichs-
ten Parameter der Normalverteilungen bestimmt. Weitere Informationen zum Algorithmus
können in [Lange, 2000, S. 115 ff.] gefunden werden. Eine wichtige Erkenntnis der Unter-
suchung ist, dass die Erstellung von mehr als 10 verschiedenen Clustern von Zeitreihen für
Haushaltslasten kaum Auswirkungen auf die Genauigkeit hat. Zudem wurde dargestellt,
dass sowohl unterschiedliche Tagesperioden als auch unterschiedliche Wochentage und
Jahreszeiten Auswirkungen auf das Clustering haben.
Das Clustering der Messdaten aus [CER, 2012] wurde in [Khafaf+, 2019] mit künstlichen
neuronalen Netzen durchgeführt. Als wichtigstes Merkmal für das Clustering wurde der
jährliche Energieverbrauch detektiert. Auch diese Arbeit hat zeigt, dass eine große Anzahl
an Clustern zu keiner signifikanten Verbesserung führt.
Verschiedene Varianten des k-Means-Algorithmus wurden in den Arbeiten [Barbour+, 2018]
und [Gahrooei+, 2018] zum Clustering eingesetzt. Bei dem k-Means-Algorithmus werden
zuerst Cluster-Zentren zufällig bestimmt. Als Cluster-Zentren sind hierbei Zeitreihen und
nicht einzelne Werte zu verstehen. Daraufhin werden weitere Zeitreihen dem am nächsten
liegenden Clustern eindeutig zugeordnet. Zuletzt werden die Cluster-Zentren mit den
zugeordneten Daten neu bestimmt. Das Verfahren wird iterativ wiederholt, bis keine
signifikanten Änderungen der Cluster-Zentren mehr auftreten.
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Die wichtigste Erkenntnis zum Clustering von Haushaltslasten wurde in [Barbour+, 2018]
zusammengefasst: Das Clustering ist hilfreich, um Ersatzwerte besser zu generieren, jedoch
erweist sich das Vorhandensein einer Methode zum Clustering, die für viele Kombinationen
aus Haushaltslasten immer am präzisesten ist, als unwahrscheinlich.
5.1.2 Ersatzwerte für Leistungen mit Echtzeit Leistungsmessungen
Wenn in einem NS-Netz Leistungsmessungen in Echtzeit vorgesehen sind, werden Ersatz-
werte benötigt, wenn es zu Ausfällen von Messwerten kommt. Eine andere Anwendung ist
der Fall, dass nur einzelne Kunden im Netz nicht gemessen werden und diese mit Ersatzwer-
ten beschrieben werden sollen. In beiden Fällen liegen zeitnahe historische Leistungswerte
aus dem Netz vor. Da die Betrachtungen in dieser Arbeit auf Netze in Deutschland zielen,
werden diese Bedingungen nicht gegeben sein. Der Vollständigkeit halber werden aber eini-
ge Ansätze vorgestellt, bei denen das Vorhandensein von Leistungsmessungen in Echtzeit
angenommen wird.
In [Huppertz+, 2015], [Giasemidis+, 2017] und [Giasemidis+, 2018] wurden Ersatzwerte
basierend auf Heuristiken generiert. Im Vergleich zu den Methoden aus Unterabschnitt
5.1.1 sind deutlich kleinere Abweichungen festzustellen. Auf maschinellem Lernen ba-
sierende Ansätze wurden in [Yu+, 2016], [Valgaev+, 2017], [Gajowniczek+, 2018] und
[Shi+, 2018] vorgestellt. Methoden, die auf autoregressiven Modellen basieren, werden
in [Bennett+, 2014], [Rafique+, 2017], [Gros+, 2017] und [Haben+, 2019] untersucht.
Künstliche neuronale Netze sind in [Vossen+, 2018] und [Sousa+, 2009] zum Einsatz
gekommen. Die folgenden Erkenntnisse aus [Haben+, 2019] fassen alle in diesem Absatz
genannten Ansätze zusammen:
• Keine Methode hat sich für alle Szenarien als die beste erwiesen.
• Je kleiner die Anzahl an Haushaltslasten, desto größer sind die relativen Fehler.
• Leistungsspitzen können nur in seltenen Fällen gut nachgebildet werden. Folglich
werden Haushaltslasten, die viele Geräte mit hohen Verbrauch besitzen, ungenauer
nachgebildet.
• Zeitpunkte mit hohem Verbrauch werden ungenauer nachgebildet.
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5.1.3 Forschungsbedarf
Die Problemstellung, dass in NS-Netzen Leistungen für Haushaltslasten nicht gemessen
werden dürfen und somit keine SE eingesetzt werden kann, hat erst in den letzten Jahren
an Bedeutung gewonnen. Deren Lösung ist wesentlich für die Überwachung der Netze
in Deutschland. Die präzise Generierung von Ersatzwerten bietet sich als Lösung an.
Verfahren, die voraussetzen, dass an Haushaltslasten die Spannungsbeträge gemessen
werden, aber nicht die Leistungen, sind bisher nicht verbreitet. Im Folgenden werden drei
entsprechende Ansätze vorgeschlagen und verglichen.
5.2 Ersatzwertgenerierung aus zeitpunktabhängigen
Verteilungen von Haushaltslasten
Bei der SE wird angenommen, dass die Messwerte einen normalverteilten Fehler mit einem
Erwartungswert gleich null und einer bekannten Varianz besitzen (siehe Unterabschnitt
3.2.1). Das folgende Verfahren zur Ersatzwertgenerierung basiert auf der Idee, dass es
wünschenswert ist, dass die Fehler der Ersatzwerte diese Eigenschaft auch tatsächlich
aufweisen.
Die von Haushaltslasten tatsächlich bezogene Leistung kann durch die verschiedenen
Haushaltsgeräte und deren Kombinationen eine große Anzahl an unterschiedlichen Wer-
ten aufweisen. Darum ist es kaum möglich, mit einer begrenzten Anzahl an Zeitreihen
Ersatzwerte für Haushaltslasten zu generieren, die normalverteilte Fehler aufweisen. Um
dies dennoch zu erreichen, werden im vorgeschlagenen Ansatz anstelle von Zeitreihen
zeitpunktabhängige Verteilungen von Haushaltslasten eingesetzt. Dabei werden für jeden
Zeitpunkt die Ersatzwerte aller Haushaltslasten im Netz aus einer Verteilung von diskreten
Leistungswerten generiert. Für ein willkürliches Beispiel wird das Vorgehen in Abbildung
5.1 dargestellt. Die Verteilung der tatsächlichen Werte ist mit der Verteilung der diskreten
Ersatzwerte nachgebildet. Die Herausforderung bei der Erstellung der Verteilung der
Ersatzwerte liegt in der Bestimmung der diskreten Ersatzwerte und deren Häufigkeiten.
Diese müssen so gewählt werden, dass die Abweichungen zwischen den Ersatzwerten und
den tatsächlichen Werten näherungsweise normalverteilt mit einem Erwartungswert gleich
null sind. Für das Beispiel aus Abbildung 5.1 sind die Abweichungen in Abbildung 5.2
dargestellt. Die gewünschte Eigenschaft der Abweichungen wurde erreicht. Werden die
Ersatzwerte den richtigen Haushaltslasten zugewiesen, werden somit auch die Fehler der
Eingangsdaten der SE die gewünschte Eigenschaft besitzen.
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Verteilung der tatsächlichen Werte
Verteilung der diskreten Ersatzwerte
Diskrete Ersatzwerte
Abbildung 5.1: Erstellung einer Verteilung diskreter Ersatzwerte für eine vorhandene Verteilung
tatsächlicher Werte


















Normalverteilung mit µ = 0W und σ = 50W
Abbildung 5.2: Verteilung der Abweichungen zwischen Ersatzwerten und tatsächlichen Werten
für das Beispiel aus Abbildung 5.1
Im Folgenden wird dargestellt, wie eine Datenbank mit entsprechenden Verteilungen von
diskreten Ersatzwerten für Haushaltslasten erstellt und in der SE eingesetzt wird. In
Abbildung 5.3 wird das Verfahren zusammengefasst. Zu erwähnen ist, dass das Verfahren
auf Wirkleistungen angewendet wird. Wie dabei die Ersatzwerte für Blindleistungen erstellt
werden, wird im weiteren Verlauf dargestellt.
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BDEW Zeitreihen SmartSCADA Messdaten
Kategorisierung von Zeitfenstern
Erstellung von Datensätzen für jedes Zeitfenster
Erstellung von zeitpunktabhängigen diskreten Verteilungen
Ersatzwerte für einen ZeitpunktZeitpunkt
Verteilung der Ersatzwerte auf die Lasten im Netz
SEWeitere Eingangsdaten für die SE
Abbildung 5.3: Ersatzwertgenerierung mit zeitpunktabhängigen Verteilungen von Haushalts-
lasten und Einsatz der erzeugten Ersatzwerte in der SE
Kategorisierung von Zeitfenstern
Für viele Zeitpunkte ist der Verbrauch der Haushaltslasten ähnlich; aus diesem Grund
wird nur eine begrenzte Anzahl an diskreten Verteilungen definiert. Zu diesem Zweck
werden in Anlehnung an die BDEW Profile verschiedene Jahreszeiten und Tagestypen
definiert [BTU, 1999, S. 29]. Die Zeitfenster der verschiedenen Jahreszeiten sind in der
ersten Spalte der Tabelle 5.1 dargestellt. Die Tage werden aufgeteilt in Werktage, Samstage
und Sonntage.
Im nächsten Schritt werden Zeitfenster eines jeweiligen Tagestyps und einer jeweiligen
Jahreszeit bestimmt, für welche der Verbrauch ähnlich ist. Dafür werden die BDEW
Profile und die Messdaten aus dem Projekt SmartSCADA von 70 Haushaltslasten im
Zeitraum vom 03.08.2014 bis zum 03.08.2015 eingesetzt. Aus den Messdaten werden zuerst
durchschnittliche Tagesprofile erstellt. Dabei wird für jeden Zeitpunkt eines Profils der
Mittelwerte alle diesem Zeitpunkt entsprechenden Messdaten berechnet. Aus einem so
berechneten durchschnittlichen Tagesprofil und seinem entsprechenden BDEW Tagesprofil
wird ein finales durchschnittliches Profil gebildet. Damit soll erreicht werden, dass die
BDEW Tagesprofile, die auf Basis einer größeren Anzahl an Profilen erstellt wurden, mit
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einer höheren Gewichtung in der Erstellung berücksichtigt werden. Die Profile werden
daraufhin in Zeitfenster mit ähnlichen Werten aufgeteilt. Als Beispiel wird diese Aufteilung
anhand des BDEW Profils für einen Werktag im Sommer in Abbildung 5.4 dargestellt. Alle
definierten Zeitfenster sind in Tabelle 5.1 angegeben. Für die weitere Betrachtung wird
































BDEW Profil H0, Sommer, Werktag
Abbildung 5.4: Aufteilung eines Tagesprofiles in Zeitfenster mit ähnlichem Verbrauch
Erstellung von Datensätzen für jedes Zeitfenster
Die betrachteten Messdaten werden den einzelnen Zeitfenstern zugeteilt. In Tabelle 5.1
wird die Auftrittshäufigkeit der Zeitfenster in den Messdaten dargestellt.
Erstellung von zeitpunktabhängigen diskreten Verteilungen
Für die Messdaten der einzelnen Zeitfenster werden mit dem in Unterabschnitt 5.1.1.3
erwähnten k-Means-Algorithmus diskrete Werte bestimmt, um welche sich die Messdaten
häufen. Die Abweichungen aller Messdaten, die sich um einen diskreten Wert häufen
vom diskreten Wert selbst sollten näherungsweise eine normalverteilte Abweichung mit
Mittelwert gleich null besitzen. Über alle Zeitfenster betrachtet kann dies für alle Leiter
mit den gerundeten diskreten Leistungswerten 0W, 50W, 100W, 200W, 500W, 1.000W,
1.500W und 2.000W näherungsweise erreicht werden.
Um die Verteilungen der diskreten Ersatzwerte für die einzelnen Zeitfenster zu definieren,
müssen zusätzlich die Häufigkeiten der diskreten Leistungswerte bestimmt werden. Alle
Messdaten eines Zeitfensters werden dabei dem am nächsten liegenden diskreten Leistungs-
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Tabelle 5.1: Definierte Zeitfenster mit deren Auftrittshäufigkeit in den betrachteten
SmartSCADA Messdaten und den zugeordneten diskreten Verteilung der Ersatz-
werte
Jahreszeit Tagestyp Zeitfenster Kennung des Auftrittshäufigkeit




22:00 - 07:00 1 4.590
07:00 - 18:00 2 5.610
18:00 - 22:00 3 2.040
Samstag 22:00 - 08:00 4 1.08008:00 - 22:00 5 1.512
Sonntag
22:00 - 09:00 6 1.320
09:00 - 14:00 7 600
14:00 - 19:00 8 600




22:00 - 07:00 9 5.130
07:00 - 18:00 10 6.270
18:00 - 22:00 11 2.280
Samstag 22:00 - 08:00 12 1.26008:00 - 22:00 13 1.764
Sonntag
22:00 - 09:00 14 1.584
09:00 - 14:00 15 720
14:00 - 19:00 16 720





22:00 - 07:00 17 3.726
07:00 - 18:00 18 4.554
18:00 - 22:00 19 1.656
Samstag 22:00 - 08:00 20 84008:00 - 22:00 21 1.176
Sonntag
22:00 - 09:00 22 1.254
09:00 - 14:00 23 570
14:00 - 19:00 24 570
19:00 - 22:00 23 342
wert der Verteilung zugeteilt. In Tabelle 5.2 sind die Häufigkeiten der auf diese Weise
zugeordneten Messdaten auf der linken Seite unterhalb der diskreten Leistungswerte dar-
gestellt. Für die darauf basierenden Verteilungen der diskreten Ersatzwerte wurde für eine
leichtere Handhabung entschieden, die Häufigkeiten der Leistungswerte in 2,5%-Schritten
zu runden. Die gerundeten Häufigkeiten sind auf der rechten Seite unterhalb der diskreten
Leistungswerte dargestellt. Mit diesen sind die finalen Verteilungen der diskreten Ersatz-
werte definiert. Es ist zu bemerken, dass manche Zeitfenster mit derselben Verteilung
beschrieben werden. So sind z. B. die Abendstunden im Sommer unabhängig von Tages-
typen (Zeitfenster 1, 4 und 6) mit der gleichen Verteilung beschrieben. Dasselbe gilt für
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Tabelle 5.2: Verteilungen der den diskreten Leistungswerten zugeordneten Messdaten und die











0W 50W 100W 200W 500W 1.000W 1.500W 2.000W
1 41,9|42,5 27,8|27,5 19,1|17,5 9,2|10,0 1,3| 2,5 0,3| « 0,2| « 0,4| « 1
2 38,8|37,5 21,5|22,5 21,9|22,5 13,0|12,5 2,0| 2,5 0,6| « 0,4| » 1,7|2,5 2
3 29,2|30,0 18,7|17,5 23,0|22,5 21,0|20,0 5,0| 5,0 0,8|2,5 0,5| « 1,9|2,5 3
4 41,9|42,5 27,3|27,5 18,7|17,5 10,0|10,0 1,5| 2,5 0,2| « 0,2| « 0,3| « 1
5 34,5|32,5 20,0|20,0 22,4|22,5 16,7|17,5 3,1| 2,5 0,7|2,5 0,6| « 2,1|2,5 4
6 41,6|42,5 27,0|27,5 19,3|17,5 9,9|10,0 1,3| 2,5 0,3| « 0,2| « 0,5| « 1
7 31,3|32,5 19,6|20,0 23,9|22,5 18,3|17,5 3,2| 2,5 0,9|2,5 0,6| « 2,3|2,5 4
8 33,0|32,5 19,6|20,0 23,0|22,5 17,8|17,5 2,9| 2,5 0,8|2,5 0,5| « 2,6|2,5 4
9 36,9|37,5 22,7|22,5 21,1|20,0 14,5|15,0 3,0| 2,5 1,3|2,5 0,2| « 0,3| « 5
10 34,2|35,0 17,8|17,5 23,6|22,5 17,2|17,5 3,3| 2,5 1,7|2,5 0,6| » 1,7|2,5 6
11 21,2|22,5 12,3|12,5 20,9|20,0 27,6|27,5 11,1|10,0 2,7|2,5 1,1|2,5 3,1|2,5 7
12 36,9|37,5 21,3|22,5 21,4|20,0 15,0|15,0 3,7| 2,5 1,1|2,5 0,2| « 0,4| « 5
13 28,4|27,5 15,5|15,0 22,7|22,5 21,6|22,5 6,2| 7,5 2,0|2,5 0,9| « 2,6|2,5 8
14 36,8|37,5 21,0|22,5 21,7|20,0 15,1|15,0 3,4| 2,5 1,3|2,5 0,2| « 0,5| « 5
15 27,3|27,5 15,3|15,0 22,0|22,5 21,5|22,5 7,2| 7,5 2,4|2,5 1,0| « 3,4|2,5 8
16 28,6|27,5 14,9|15,0 22,2|22,5 22,0|22,5 6,3| 7,5 1,7|2,5 0,8| « 3,4|2,5 8
17 41,1|42,5 24,7|22,5 19,9|20,0 11,2|12,5 2,1| 2,5 0,6| « 0,2| « 0,3| « 9
18 37,6|37,5 20,6|20,0 22,2|22,5 14,2|15,0 2,2| 2,5 0,9| « 0,5| » 1,8|2,5 10
19 26,0|25,0 15,9|15,0 22,9|22,5 23,7|25,0 7,6| 7,5 1,5|2,5 0,6| « 2,0|2,5 11
20 41,6|42,5 23,3|22,5 20,0|20,0 11,9|12,5 2,2| 2,5 0,5| « 0,2| « 0,4| « 9
21 32,8|32,5 18,2|17,5 22,3|22,5 18,4|20,0 4,2| 5,0 1,1| « 0,7| » 2,3|2,5 12
22 41,7|42,5 23,1|22,5 20,4|20,0 11,4|12,5 2,0| 2,5 0,6| « 0,2| « 0,5| « 9
23 31,0|32,5 16,8|17,5 23,3|22,5 19,8|20,0 4,7| 5,0 1,2| « 0,6| » 2,7|2,5 12
24 32,4|32,5 18,2|17,5 21,4|22,5 19,5|20,0 4,0| 5,0 1,0| « 0,7| » 2,7|2,5 12
a Links: Häufigkeit der dem diskreten Leistungswert zugeordneten Messdaten.
Rechts: Häufigkeit der diskreten Ersatzwerte.
die Abendstunden im Winter (Zeitfenster 9, 12 und 14). Für die Beschreibung der 24
Zeitfenster sind lediglich 12 Verteilungen erforderlich. In Tabelle 5.2 werden mit der ersten
und letzten Spalte die Kennungen der Zeitfenster und die der zugehörigen Verteilungen
gegenübergestellt.
Bei der Erstellung der Verteilungen wurden einige Näherungen vorgenommen. Daher ist
es notwendig, die Verteilungen zu validieren. Zu diesem Zweck werden die Abweichungen
zwischen den mit den Verteilungen erzeugten Ersatzwerten und den tatsächlichen Leis-
tungswerten für jedes Zeitfenster und jeden Leiter berechnet und bewertet. In Abbildung
5.5 sind die Verteilungen der Abweichungen für verschiedene Zeitfenster und Leiter darge-
stellt. Eine Zusammenfassung wichtiger Merkmale der Abweichungen für alle Zeitfenster
5.2 – Ersatzwertgenerierung aus zeitpunktabhängigen Verteilungen 85
−1
50 −7

























































Abbildung 5.5: Verteilung der Abweichungen zwischen Ersatzwerten und den tatsächlichen
Leistungswerten für verschiedene Zeitfenster und Leiter
ist in Tabelle 5.3 dargestellt. Ca. 95% der Abweichungen erfüllen näherungsweise die ge-
wünschten Eigenschaften (normalverteilt mit µ ≈ 0). Einzelne hohe Abweichungen sind das
Resultat der durchgeführten Näherungen und der angenommenen maximalen einphasigen
Leistung von 2.000W, die für manche Zeitpunkte zu klein ist. Ob die Abweichungen für
die Anwendung in der SE vertretbar sind, wird in Abschnitt 5.5 bewertet.
Verteilung der Ersatzwerte auf die Lasten im Netz und Aufbereitung der Ein-
gangsdaten für die SE
Für die Erstellung und Bewertung der diskreten Verteilungen der Ersatzwerte ist es ir-
relevant, an welcher Last im Netz der Wert gemessen wurde. Für die Anwendung der
Ersatzwerte in der SE ist eine entsprechende Zuordnung aber maßgeblich. Wird angenom-
men, dass die Messungen der Spannungsbeträge aller Haushaltslasten vorhanden sind, ist
es sinnvoll, die größten Ersatzwerte (Wirkleistungen) an die Knoten mit den kleinsten
Spannungsbeträgen zu verteilen und die kleinsten Ersatzwerte an die Knoten mit den
größten Spannungsbeträgen. Somit wird in den meisten Fällen sowohl bei hoher Erzeugung
im Netz als auch bei hohem Verbrauch auf der sicheren Seite gerechnet. Nach diesem
Prinzip werden die Ersatzwerte in Abschnitt 5.5 eingesetzt und bewertet.
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Tabelle 5.3: Merkmale der Abweichungen beim Einsatz der vorgeschlagenen Ersatzwerte
Zeitfenster- Wesentlicher Bereich Anzahl der Werte µ über alle σ über alle Verteilungs-
Kennung der Werte in W im wesentlichen Werte in W Werte in W Kennung
Bereich in %
1 ±125 95,8 -0,6 26,4 1
2 ±195 94,3 -3,6 31,5 2
3 ±245 94,2 -4,9 49,3 3
4 ±135 95,8 0,6 27,6 1
5 ±225 93,9 -2,8 39,0 4
6 ±135 95,8 0,8 25,7 1
7 ±245 94,0 3,9 43,0 4
8 ±245 94,0 0,5 41,1 4
9 ±165 94,2 3,3 42,3 5
10 ±225 94,4 5,6 42,4 6
11 ±275 93,0 8,8 67,6 7
12 ±175 94,4 6,2 42,4 5
13 ±245 93,6 2,0 58,7 8
14 ±195 95,3 6,6 44,2 5
15 ±275 93,7 11,0 67,2 8
16 ±275 94,2 3,8 60,9 8
17 ±135 95,4 -0,1 31,7 9
18 ±225 94,8 -3,0 37,4 10
19 ±245 94,2 -2,6 55,9 11
20 ±135 95,6 0,6 30,5 9
21 ±225 94,2 -2,9 46,8 12
22 ±135 95,6 0,5 28,9 9
23 ±225 94,2 3,3 47,5 12
24 ±245 94,5 -1,5 48,8 12
Für die Blindleistungen werden keine Verteilungen von Ersatzwerten erstellt. Die Blindleis-
tungen werden über die Ersatzwerte der Wirkleistungen mit einem festen cos(ϕ) berechnet.
In Anlehnung an [dena, 2012, S. 114] wird ein induktiver cos(ϕ) zwischen 0,90 und 0,95
vorgeschlagen. Im Rahmen dieser Arbeit wurde ein cos(ϕ) = 0,90 eingesetzt.
Werden zusätzlich zu den Messungen der Spannungsbeträge an den Haushaltslasten die
Leistungen am ONT gemessen, können die Ersatzwerte für Wirk- und Blindleistung
der Haushaltslasten über die Leistungen am ONT skaliert werden. Davor müssen aber
die Leistungen der Erzeugungsanlagen aus den Leistungen am ONT herausgerechnet
werden.
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5.3 Ersatzwertgenerierung durch Betrachtung der
Zustandsschätzung als Optimierungsproblem
Werden an Haushaltslasten nur Spannungsbeträge, aber keine Leistungen gemessen, ist
das Gleichungssystem der SE unterbestimmt. Die auf WLS-Schätzungen basierende SE ist
dabei nicht ausführbar. Zum Lösen von unterbestimmten Systemen können Optimierungs-
verfahren eingesetzt werden [Boyd+, 2009, S. 302 ff.]. Eine solche Anwendung für die SE
wird im Folgenden dargestellt.
In Anlehnung an [Byrd+, 1999] wird mit (5.3-1) das allgemeine Optimierungsproblem
dargestellt. Wie auch bei der SE ist J die Zielfunktion. Bei der Anwendung der Optimierung
für die SE entspricht x dem Zustandsvektor, allgemein gesehen ist er der Vektor der
Optimierungsvariablen. Die i Bedingungen der Optimierung werden mit den Gleichungen
fi,G und deren Werten ci,G dargestellt und die j Nebenbedingungen mit den Ungleichungen




so dass fi,G (xˆ) = ci,G, ∀i
fj,U (xˆ) ≤ cj,U, ∀j
Um (5.3-1) für die SE einzusetzen, müssen die Zielfunktion, die Bedingungen und Nebenbe-
dingungen definiert werden. Zu diesem Zweck werden zusätzlich zu den in Unterabschnitt
3.2.3 eingeführten Indizes ”ge” (Zuordnung zu gemessenen Werten) und ”vi” (Zuordnung zu
virtuellen Werten) die Indizes ”sl” für Zuordnung zum Slack-Knoten und ”ew” für Zuord-









hTew (xˆ) ,−hTew (xˆ)
]T ≤ cew,U
hvi (xˆ) = 0
hδ, sl (xˆ) = δsl,L123
Die Zielfunktion beinhaltet die Abweichungen der gemessenen Werte in z zu den mit
hge für den Zustandsvektor xˆ berechneten Werten. Diese Abweichungen sollen minimiert
werden. Im Vergleich zur Zielfunktion der allgemeinen SE in Unterabschnitt 3.2.2 ist die
Dimension von z kleiner als die von x. Der Messvektor z beinhaltet vorhandene Messungen
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am ONT und Messungen von Spannungsbeträgen an Haushaltslasten. Leistungen von
Haushaltslasten werden nicht gemessen, diese können als Ersatzwerte über Ungleichungen
in das Optimierungsproblem einbezogen werden. Wird von einem Verbraucherzählpfeil-
system und keinen Erzeugern im Netz ausgegangen, beinhaltet cew,U für jede einphasige
Wirkleistung einer Haushaltslast den minimalen Wert von 0W und einen maximalen Wert,
der in Anlehnung an [dena, 2012, S. 113] für die Simulationen als 10 kW angenommen wird.
Beinhaltet eine Haushaltslast eine Erzeugungsanlage, wird deren untere Grenze entspre-
chend der installierten Leistung der Erzeugungsanlage angepasst. Mit der gemeinsamen
Betrachtung vom positiven und negativen hew wird erreicht, dass die unteren und oberen
Grenzwerte in cew,U beinhaltet sind. Die einphasigen minimalen und maximalen Werte
von Blindleistungen können auch in cew,U hinterlegt werden. In den Simulationen wird
angenommen, dass diese im Bereich von −4.84 kvar und 4.84 kvar liegen. Diese Werte
entsprechen einem cos(ϕ) = 0, 9 bei maximaler angenommener Wirkleistung von 10 kW.
Als Bedingungen für das Optimierungsproblem werden Werte der virtuellen Messungen
(siehe Unterabschnitt 3.2.3) und die Werte der Spannungswinkel am Slack-Knoten an-
genommen. In der vorgestellten Aufstellung lässt sich das Optimierungsproblem (5.3-2)
lösen.
Gleichung (5.3-1) und somit auch (5.3-2) können mit verschiedenen Verfahren gelöst werden
[Boyd+, 2009]. In Rahmen der Arbeit wurden bereits vorhandene Implementierungen
verschiedener Verfahren in MATLAB, siehe [MATLAB, 2019], für einzelne Netze und
Zeitpunkte untersucht. Auf Basis dieser Untersuchungen und in Anlehnung an [Liu+, 2002]
und [MATLAB, 2019, S. 2-9] wurde entschieden, das Innere-Punkte-Verfahren einzusetzen.
Dieses wird in [Byrd+, 1999], [Byrd+, 2000] und [Waltz+, 2006] beschrieben.
5.4 Ersatzwertgenerierung auf Basis von Spannungsmessungen
Das im letzten Abschnitt vorgestellte Verfahren zur Ersatzwertegenerierung kann Kon-
vergenzprobleme aufweisen. Ein Verfahren, das die Messungen von Spannungsbeträgen
berücksichtigt, aber deutlich weniger anfällig für Konvergenzprobleme ist, wird im Folgen-
den präsentiert und ist in den Abbildungen 5.6 bis 5.8 dargestellt. Das Verfahren bezieht
sich immer auf ein NS-Netz und Ersatzwerte werden für jeden Leiter berechnet.
Wie in Abbildung 5.6 dargestellt, wird für das Verfahren angenommen, dass die Leistun-
gen und Spannungsbeträge am ONT bekannt sind. Zusätzlich wird angenommen, dass
eine Seite des ONT dem Referenz-Knoten entspricht und somit für diesen Knoten die
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anpassungen auf i = 1 setzen
i ≤ imax SE
Lastflussberechnung






















Abbildung 5.6: Flussdiagramm für die Ersatzwertgenerierung von Leistungen auf Basis von
Spannungsmessungen
Spannungswinkel gesetzt sind. Für das weitere Vorgehen müssen die Leistungswerte aller
Erzeugungsanlagen im Netz bestimmt werden. Falls nicht alle Erzeugungsanlagen im Netz
gemessen sind, können die Leistungen der nicht gemessenen Anlagen mit guter Näherung
aus den gemessenen bestimmt werden [Cramer+, 2015b], [Zufferey+, 2017]. Aus der gesam-
ten Erzeugungsleistung und der Leistung am ONT wird die gesamte Verbraucherleistung
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je Leiter im Netz bestimmt. Diese beinhaltet die gesamte Leistung der Haushaltslasten
und die Netzverluste. Da die Netzverluste erfahrungsgemäß klein sind [Wäresch, 2018, S.
57], werden diese vernachlässigt. Alternativ können Werte für die Netzverluste auf Basis
von Lastflussberechnungen angenommen werden.
Die gesamte Verbraucherleistung je Leiter wird im ersten Schritt gleichmäßig auf die
entsprechenden Leiter der Haushaltslasten verteilt. Daraufhin werden maximal imax Anpas-
sungen der Lasten parallel je Leiter durchgeführt. Die Variable i wird für die Zuordnung zu
einer Leistungsanpassung eingesetzt. Soll eine Leistungsanpassung erfolgen, wird vor der
eigentlichen Leistungsanpassung eine Lastflussberechnung für die vorhandenen Leistungs-
werte ausgeführt. Eingangsdaten für diese sind die Spannungsbeträge und Spannungswinkel
am Referenz-Knoten und die Leistungswerte aller Knoten. Das Ergebnis der Lastfluss-
berechnung beinhaltet die berechneten Spannungsbeträge Uˆ j aller Haushaltslasten. Die
Variable j wird für die Zuordnung zu einer Haushaltslast eingesetzt. Im Weiteren werden
die Differenzen ∆Uˆ j der berechneten Spannungsbeträge zu den gemessenen bestimmt. Sind
alle |∆Uˆ j| kleiner als eine gewünschte maximale Abweichung ∆Umax, wird keine weitere
Leistungsanpassung durchgeführt und mit den vorhandenen Leistungswerten wird eine ab-
schließende SE durchgeführt. Falls ∆Umax nicht von allen berechneten Spannungsbeträgen
eingehalten wird, werden die Leistungen der Haushaltslasten angepasst.
Im Laufe der ersten Leistungsanpassung werden zwei Steuerparameter eingeführt: die
Anzahl der anzupassenden Lasten nal und der Faktor der anzupassenden Leistung αal. Die
erste Leistungsanpassung wird mit deren maximalen Werten nal,max und αal,max durchge-
führt. Die maximalen Werte werden auf Basis von Simulationen bestimmt; dabei ist das
entscheidende Kriterium das Konvergenzverhalten des Verfahrens. Vorgeschlagene Werte
sind am Ende des Abschnittes angegeben. Die Leistungsanpassung erfolgt nach dem in
Abbildung 5.7 dargestellten Verfahren.
Es werden zunächst die nal/2 Haushaltslasten mit den höchsten und niedrigsten ∆Uˆ
bestimmt. Aus diesen werden Pärchen von Haushaltslasten gebildet, die jeweils die l-
niedrigsten und l-höchsten ∆Uˆ beinhalten. Die Variable l wird für die Zuordnung einander
angepassten Haushaltslasten eingesetzt. Falls nal/2 ungerade ist, kann diese auf- oder
abgerundet werden. Die Leistung der Haushaltslast mit den l-niedrigsten ∆Uˆ wird um den
Faktor αal reduziert. Die reduzierte Leistung wird der Haushaltslast mit den l-höchsten ∆Uˆ
hinzu addiert. Dieses wird für alle nal/2 Pärchen von Haushaltslasten durchgeführt. Die
Idee dahinter ist, dass zu niedrig berechnete Spannungsbeträge (kleine Werte für ∆Uˆ) auf
zu große angenommene Leistungen hindeuten und umgekehrt für zu klein angenommene
Leistungen.
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l-höchsten ∆Uˆ um die
im vorherigen Schritt
reduzierte Leistung
l = l + 1 Weiteres Vorgehennach Abbildung 5.6
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Abbildung 5.7: Anpassung der Leistungen im Rahmen der Ersatzwertgenerierung auf Basis
von Spannungsmessungen
Soweit imax > 1, wird mit den angepassten Leistungswerten eine neue Lastflussberechnung
durchgeführt. Für die neu berechneten Werte wird das Einhalten von ∆Umax geprüft.
Muss nach der Prüfung eine weitere Leistungsanpassung durchgeführt werden, wird
zuerst überprüft, ob mit der letzten Leistungsänderung eine Verbesserung in Bezug auf
∆Umax erreicht wurde. Ist dies der Fall, folgt eine weitere Leistungsanpassung nach
dem oben beschriebenen Vorgehen. Falls keine Verbesserung erreicht wurde, werden die
Steuerparameter nach dem in Abbildung 5.8 dargestellten Verfahren angepasst.
Zunächst wird die letzte Leistungsänderung rückgängig gemacht. Daraufhin wird überprüft,
ob die Anzahl der anzupassenden Lasten nal größer als null ist. Falls dies der Fall ist, wird
nal um zwei reduziert. Die Reduzierung erfolgt in Zweierschritten, weil Haushaltslasten





nal = nal − 2αal = αal −∆αal






Abbildung 5.8: Anpassung der Steuerparameter im Rahmen der Ersatzwertgenerierung auf
Basis von Spannungsmessungen
paarweise angepasst werden. Mit dieser Reduktion wird erreicht, dass gezielt nur die Lasten
mit den höchsten bzw. niedrigsten ∆Uˆ angepasst werden. Falls nal bis auf null reduziert
wird und trotzdem keine Verbesserung in Bezug auf ∆Umax erreicht wird, erfolgt eine
Anpassung des Faktors der anzupassenden Leistung αal.
Der Faktor αal wird um ein vorbestimmtes ∆αal reduziert. Das ∆αal wird wie auch nal und
αal mit Simulationen bestimmt. Nach der Reduktion wird nal auf nal,max zurückgesetzt,
um die Leistungsanpassungen vorzusetzen. Mit einem kleineren αal erfolgen kleinere
Leistungsanpassungen; dies erhöht die Wahrscheinlichkeit auf eine Verbesserung in Bezug
auf ∆Umax.
Falls nal und αal null erreichen, wird mit den letzten berechneten Leistungswerten eine
abschließende SE durchgeführt. Für diesen Fall ist mit höheren Fehlern zu rechnen.
Falls mit der Anpassung der Steuerparameter eine Verbesserung in Bezug auf ∆Umax
erreicht wurde, werden die Steuerparameter für die nächste Leistungsanpassung auf die
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ursprünglichen Werte nal,max und αal,max zurückgesetzt.
Wird ∆Umax nach imax Leistungsanpassungen nicht von allen berechneten Spannungsbe-
trägen eingehalten, wird mit den letzten berechneten Leistungswerten eine abschließende
SE durchgeführt. Auch für diesen Fall ist mit höheren Fehlern zu rechnen.
Für die Bewertung des Verfahrens in Abschnitt 5.5 werden folgende Werte eingesetzt:
• imax = 100
• ∆Umax = 1V
• αal,max = 0, 9
• ∆αal = 0, 1
• nal,max = 20% aller Lasten im Netz
5.5 Bewertung der vorgeschlagenen Ersatzwertgenerierungen
5.5.1 Simulationsumgebung
Die Ersatzwertgenerierungen werden nach dem gleichen Prinzip wie die SE Algorithmen
in Abschnitt 4.3 nach den Estimationsfehlern bewertet. Der einzige Unterschied ist, dass
anstelle von verrauschten Messungen Ersatzwerte für Haushaltslasten eingesetzt werden.
Die Benchmarks der Szenarien sind unverändert.
Die Simulationen sind für aller untersuchten Netzmodelle durchgeführt worden. Der
Übersichtlichkeit halber werden die Netzmodelle in die folgenden Kategorien eingeteilt:
• Netzmodelle realer vorstädtischer Netze (IEEE, SmartS & CheapF)
• Synthetische Netzmodelle ländlicher Netze (S1a, S1b, S2a_FL, S2a_KB & S2b)
• Synthetische Netzmodelle vorstädtischer Netze (S3a_FL, S3a_KB, S3b, S4a & S4b)
• Synthetische Netzmodelle städtischer Netze (S5a, S5b, S6a & S6b)
Von den in Abschnitt 4.3 eingeführten sechzehn Szenarien basieren nur die Szenarien 11
und 14 auf realistischen Gegebenheiten im Netz. Alle anderen Szenarien basieren auf ver-
schiedenen „Worst-Case“ Annahmen in Bezug auf die SE. Die in Abschnitt 5.2 eingeführte
Ersatzwertgenerierung, die auf zeitpunktabhängigen Verteilungen von Haushaltslasten
basiert, ist auf realistische Netzzustände ausgelegt und durch das Nichtvorhandensein eines
Zeitpunktes in den „Worst-Case“ Szenarien nicht anwendbar. Aus diesem Grund werden
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nur die Szenarien 11 und 14 betrachtet. Diese werden für eine leichtere Darstellung zusam-
mengefasst und beinhalten insgesamt mehr als 100.000 Zeitpunkte mit entsprechenden
Netzzuständen.
Für Darstellungszwecke werden folgende Abkürzungen eingeführt:
• EWG1: Ersatzwertgenerierung aus zeitpunktabhängigen Verteilungen von Haushalts-
lasten nach Abschnitt 5.2
• EWG2: Ersatzwertgenerierung durch Betrachtung der Zustandsschätzung als Opti-
mierungsproblem nach Abschnitt 5.3
• EWG3: Ersatzwertgenerierung auf Basis von Spannungsmessungen nach dem Verfah-
ren aus Abschnitt 5.4
• EWG4: Ersatzwertgenerierung mit Zeitreihen aus dem Zeitreihentool nach [Röhren-
beck, 2019, S. 31 ff.]
Der Ansatz EWG4 wird lediglich für Vergleichszwecke mitbetrachtet.
In Anlehnung an Tabelle 5.3 wird zunächst für alle Ersatzwerte σP ,Q = 100W (var)
angenommen. Die restlichen σ-Werte sind entsprechend Abschnitt 4.3 gewählt.
5.5.2 Bewertung der Genauigkeiten
In Vergleich zu EWG2 und EWG3 wird bei EWG1 und EWG4 nur eine SE oder Lastfluss-
berechnung pro Zeitpunkt benötigt, weswegen deren Rechenzeiten deutlich kleiner sind
und diese folglich geeigneter für die Anwendung in NS-Netzen sind. Aus diesem Grund
werden bei der ersten Betrachtung nur EWG1 und EWG4 berücksichtigt.
Die Estimationsfehler der Spannungs- und Strombeträge für EWG1 und EWG4 sind jeweils
in Abbildung 5.9 und 5.10 dargestellt. Zusätzlich zum Vergleich von EWG1 und EWG4 wird
betrachtet, welche Auswirkungen der Einsatz einer linearen SE auf die Estimationsfehler
hat. Zu diesem Zweck werden der klassische Ansatz SEAML123 und der in dieser Arbeit
vorgestellte lineare Ansatz SEAML123,lin betrachtet.
Die Estimationsfehler werden in drei Blöcken dargestellt. Der erste Block beinhaltet alle
Estimationsfehler. Der zweite ist über den ersten gestellt und schließt die 24 höchsten
Estimationsfehler aus. Da die Eingangsdaten Messdaten von zwei Jahren beinhalten,
entspricht dieser Block den erwarteten Werten, wenn durchschnittlich ein höchster Esti-
mationsfehler pro Monat ausgeschlossen wird. Der dritte Block schließt die 104 höchsten
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Estimationsfehler aus. Er entspricht den erwarteten Werten, wenn durchschnittlich ein
höchster Estimationsfehler pro Woche ausgeschlossen wird. Grund für die Einführung
der Blöcke ist, dass die maximalen Estimationsfehler die Sicherheitsmargen, die bei der
Überwachung der Netze berücksichtigt werden sollen, definieren. Diese reduzieren sich
deutlich, wenn einzelne Estimationsfehler ausgeschlossen werden. Aus wirtschaftlicher
Sicht wären die kleineren Sicherheitsmargen geeigneter. Aus betrieblicher Sicht sollten
diese zu keinen Problemen führen, da in den Ergebnissen keine signifikante Abhängigkeit
der höchsten Estimationsfehlern zu den Belastungen erkannt wurde, bzw. die maximalen
Werte treten in der Regel nicht bei den höchsten Belastungen auf.
EWG1 mit SEAML123 EWG4 mit SEAML123 EWG1 mit SE
AM


































d) Für synthetische Netzmodelle städtischer Netze
24 höchste Werte nächsten 80 höchsten Werte ohne 104 höchste Werte
Abbildung 5.9: Estimationsfehler für Spannungsbeträge für EWG1 und EWG4 bei
σP ,Q = 100W (var)
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EWG1 mit SEAML123 EWG4 mit SEAML123 EWG1 mit SE
AM










































d) Für synthetische Netzmodelle städtischer Netze
24 höchste Werte nächsten 80 höchsten Werte ohne 104 höchste Werte
Abbildung 5.10: Estimationsfehler für Strombeträge für EWG1 und EWG4 bei
σP ,Q = 100W (var)
Die Estimationsfehler für EWG1 und EWG4 sind sowohl für Spannungsbeträge als auch
für Strombeträge aller Kategorien von Netzmodellen nahezu gleich. Der Hintergrund dafür
wird mit einer späteren Auswertung erläutert.
Bei der Anwendung von Ersatzwerten liefert der lineare Ansatz SEAML123,lin nur für Esti-
mationsfehler von Strömen bei ländlichen Netzen etwas höhere maximale Werte als der
klassische Ansatz SEAML123. Die maximalen Fehler der Linearisierung sind im Vergleich zu
den maximalen Fehlern, die durch die Ersatzwerte generiert werden, vernachlässigbar.
Lediglich bei den ländlichen Netzen sind wegen der kleinen Anzahl an Haushaltslasten
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und dadurch kleineren maximalen Fehlern der Ersatzwerte die maximalen Fehler der
Linearisierung etwas ausgeprägter.
Bei allen vorstädtischen und ländlichen Netzen liegen für alle betrachteten Kombinatio-
nen an Ersatzwerten und SE Ansätzen die Estimationsfehler der Spannungsbeträge im
Bereich von -0,5V bis 1,5V und die der Strombeträge im Bereich von -60A bis 40A.
Aus betrieblicher Sicht sind die Estimationsfehler der Spannungsbeträge vertretbar, die
der Strombeträge aber nicht. Werden die einzelnen höchsten Werte für die Strombeträge
ausgeschlossen, reduziert sich deren Bereich auf vertretbare -40A bis 40A.
Bei städtischen Netzen sind die Estimationsfehler etwas höher. Die städtischen Netze sind
durch Hochhäuser geprägt, bei denen an einem Netzanschluss mehrere Haushaltslasten
angeschlossen sind. Zudem ist die Anzahl der Haushaltslasten größer als in den anderen
Netzen. Als Folge ist das Verhältnis der Anzahl der Knoten mit gemessenen Spannungsbe-
trägen zu der Anzahl an Ersatzwerten deutlich kleiner als in anderen Netzen. Dies hat
die höheren Estimationsfehler zur Folge. Aus betrieblicher Sicht kann dies durch eine
gemeinsame Leistungsmessung aller Haushaltslasten eines Hochhauses gelöst werden. Eine
solche Messung sollte die Datenschutzanforderungen nicht verletzen.
Wie schon erwähnt, sind die maximalen Estimationsfehler bei EWG1 und EWG4 nahezu
gleich. Grund dafür sind die angenommenen σP ,Q-Werte, die im Vergleich zum σU -Wert
sehr hoch sind. Dadurch haben die Ersatzwerte nur einen sehr kleinen Effekt auf das
Ergebnis der SE. In den Abbildungen 5.11 und 5.12 werden die Estimationsfehler für
verschiedene σP ,Q-Werte gegenübergestellt. Der Übersichtlichkeit halber sind vereinzelt nur
die Bereiche aller Estimationsfehler dargestellt. Aus demselben Grund wurden Bereiche,
die über die Achsenskalierung hinausgehen, aus der Darstellung ausgeschlossen.
Bei σP ,Q = 10W (var) sind die maximalen Estimationsfehler bei EWG1 kleiner oder
gleich denen bei EWG4. Dies deutet darauf hin, dass EWG1 präzisere Ersatzwerte als
EWG4 generiert. Das ist besonders bei vorstädtischen und städtischen Netzen mit vielen
Haushaltslasten zu erkennen. Leider hat dies keinen Mehrwert für die SE, da für eine
anwendbare SE hohe σP ,Q-Werte angenommen werden müssen. Werden kleine σP ,Q-Werte
angenommen, resultieren schon einzelne unpräzise Ersatzwerte in hohen Estimationsfehlern
der SE. Die SE versucht dabei, die unpräzisen Ersatzwerte in einem schmalen Band zu
halten, wodurch sich der resultierende Netzzustand verzerrt. Dieser Effekt ist in den
Abbildungen 5.11 und 5.12 zu erkennen. Die Ergebnisse sind weit von den betrieblich
vertretbaren Estimationsfehlern entfernt. Mit dynamischen σP ,Q-Werten, die vom Zeitpunkt
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und der Leistung der Haushaltslast abhängen, kann dem entgegengewirkt werden. Im
Rahmen dies Arbeit wird dies aber nicht weiter untersucht.
Zusätzlich ist zu beachten, dass zu hohe σP ,Q-Werten zu Konvergenzproblemen der SE
führen können. Das Quadrat von σU/σP ,Q sollte im Rahmen der numerischen Genauigkeit
des eingesetzten Rechners liegen.
In den Abbildungen 5.13 und 5.14 sind die Estimationsfehler aller in dieser Arbeit vorge-
EWG1 mit SEAML123
σP,Q = 100W (var)
EWG4 mit SEAML123
σP,Q = 100W (var)
EWG1 mit SEAML123
σP,Q = 10W (var)
EWG4 mit SEAML123




























d) Für synthetische Netzmodelle städtischer Netze
24 höchste Werte nächsten 80 höchsten Werte ohne 104 höchste Werte
Abbildung 5.11: Estimationsfehler für Spannungsbeträge für EWG1 und EWG4 bei verschie-
denen σP ,Q-Werten
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EWG1 mit SEAML123
σP,Q = 100W (var)
EWG4 mit SEAML123
σP,Q = 100W (var)
EWG1 mit SEAML123
σP,Q = 10W (var)
EWG4 mit SEAML123






































d) Für synthetische Netzmodelle städtischer Netze
24 höchste Werte nächsten 80 höchsten Werte ohne 104 höchste Werte
Abbildung 5.12: Estimationsfehler für Strombeträge für EWG1 und EWG4 bei verschiedenen
σP ,Q-Werten
schlagenen Ansätze zur Ersatzwertgenerierung von Haushaltslasten gegenübergestellt. Bei
diesen wurde SEAML123 mit einem σP ,Q = 100W (var) eingesetzt.
Allgemein betrachtet liefert EWG1 die präzisesten Ergebnisse. Lediglich für ländliche und
städtische Netze, deren Knotenanzahl klein ist, liefert der Ansatz EWG2 (Ersatzwertge-
nerierung durch Betrachtung der Zustandsschätzung als Optimierungsproblem) kleinere
Estimationsfehler der Spannungsbeträge als EWG1. Dabei sind die Estimationsfehler der
Ströme aber deutlich höher. Grund dafür ist, dass die Zielfunktion in EWG2 über die
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Abweichungen der berechneten Spannungsbeträge definiert ist. Der Ansatz EWG2 hält
die Spannungsbeträge im schmalen Rahmen, verzerrt dabei aber die Leistungswerte und
folglich die Strombeträge. In den vorstädtischen Netzen mit vielen Knoten hat EWG2 für
einige Zeitpunkte nicht konvergiert, weshalb die maximalen Estimationsfehler sowohl für
Spannungs- als auch Strombeträge hoch sind. Beim Ansatz EWG3, bei welchem die Leis-
tungen auf Basis von Spannungsmessungen schrittweise angepasst werden, sind Zeitpunkte
aufgetreten, für welche die Anzahl der Leistungsanpassungen nicht ausreichend für präzise
Ergebnisse war. Als Folge sind sehr hohe Estimationsfehler aufgetreten. Es sei erwähnt,





































d) Für synthetische Netzmodelle städtischer Netze
24 höchste Werte nächsten 80 höchsten Werte ohne 104 höchste Werte
Abbildung 5.13: Estimationsfehler für Spannungsbeträge für EWG1, EWG2 und EWG3 bei
σP ,Q = 100W (var)








































d) Für synthetische Netzmodelle städtischer Netze
24 höchste Werte nächsten 80 höchsten Werte ohne 104 höchste Werte
Abbildung 5.14: Estimationsfehler für Strombeträge für EWG1, EWG2 und EWG3 bei
σP ,Q = 100W (var)
dies ist jedoch in den Abbildungen nicht sichtbar. Für eine betriebliche Anwendung von
EWG2 oder EWG3 werden präzise Netzzustände aber zu selten berechnet. Zudem sind
die Rechenzeiten von EWG2 und EWG3 deutlich länger.
Die Erkenntnisse der Bewertung können wie folgt zusammengefasst werden:
• Beim Einsatz von Ersatzwerten liefert der lineare Ansatz SEAML123,lin vergleichbare ma-
ximale Estimationsfehler wie SEAML123. Grund dafür ist, dass die Fehler der Ersatzwerte
deutlich größer als die Fehler der Linearisierung sind. Für den betrieblichen Einsatz
bietet sich der effizientere SEAML123,lin Ansatz an.
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• Die eingeführte Ersatzwertgenerierung von Leistungen aus zeitpunktabhängigen
Verteilungen von Haushaltslasten ist präziser als der Einsatz von üblichen Zeitreihen.
Leider hat dies aber kaum Auswirkungen auf die Genauigkeit der SE.
• Ansätze mit aufwendigen Berechnungen (EWG2 & EWG3) liefern wegen Konver-
genzproblemen oft hohe Estimationsfehler. Zudem benötigen sie deutlich längere
Rechenzeiten.
• Bei der betrieblichen Anwendung von SE mit Ersatzwerten nach EWG1 sollte eine
Sicherheitsmarge von 1,5V und 40A berücksichtigt werden.
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6 Anwendung im Feldtest
6.1 Aufbau des Feldtests
Die entwickelte lineare SE und die Ersatzwertgenerierung aus zeitpunktabhängigen Vertei-
lungen von Haushaltslasten nach Abschnitt 5.2 wurden in einem Feldtest angewendet. Ziel
des Feldtest war es, die vorgeschlagenen Verfahren im wahren Betrieb eines NS-Netzes zu
validieren.
Der Feldtest wurden im NS-Netz aus dem Projekt CheapFlex, das in Unterabschnitt
4.3.1.2 vorgestellt wurde, durchgeführt. Die im Feldtest installierten Messgeräte und deren
entsprechende Messungen sind in drei Kategorien aufgeteilt:
• Messungen am ONT
• Messungen an Haushaltslasten und PV-Anlagen mit iMSys (Smart Metern)
• Referenzmessungen an einem ausgewählten Kabelverteiler
Die Platzierung der einzelnen Messgeräte ist in Abbildung 6.1 dargestellt.
Für alle Messpunkte wurden die Wirkleistungen, Blindleistungen und Spannungsbeträge
aller Leiter gemessen. Für die Messungen am ONT wurden je Strang ein PLMulti-II Mess-
geräte der Firma Jean Müller GmbH eingesetzt [JeanMüller, 2015]. Haushaltslasten und
PV-Anlagen wurden mit dem Smart Meter AS1440 der Firma Elster [Elster, 2009] gemes-
sen und die Referenzmessungen wurden mit dem Netzqualitätsanalysator MEMOBOX 300
der Firma LEM Norma [LEM, 2005] durchgeführt. Für Haushaltslasten, die PV-Anlagen
beinhalten, wurden der Verbrauch und die Erzeugung getrennt gemessen.
Im Zeitraum vom 18.07.2017 um 00:00 bis zum 26.07.2017 um 23:45 wurden in Zeitin-
tervallen von 15-Minuten die Messungen am ONT und die gemessenen Haushaltslasten
und PV-Anlagen zusammen mit Ersatzwerten von nicht gemessenen Haushaltslasten und
PV-Anlagen eingesetzt, um eine SE durchzuführen. Die Ersatzwerte für Haushaltslasten
wurden dabei nach dem Verfahren aus Abschnitt 5.2 erstellt. Wegen der im Feldtest zu
geringen Anzahl von Messungen der Spannungsbeträge wurden die anderen Verfahren
aus Kapitel 5 zur Ersatzwertgenerierung für Haushaltslasten nicht betrachtet. Für die
Ersatzwerte der PV-Anlagen wurde das Verfahren nach [Wäresch, 2018, S. 51 ff.] eingesetzt.
Für die SE wurde das in dieser Arbeit entwickelte lineare Verfahren SEAML123,lin mit σ-Werten
nach Unterabschnitt 4.3.1.5 eingesetzt.

























































Messungen jedes Stranges am ONT
Abbildung 6.1: Platzierung der Messgeräte im Feldtest des Projektes CheapFlex
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Durch die hohe Anzahl nicht gemessener Haushaltslasten ist die Anzahl der Messungen von
Spannungsbeträgen deutlich kleiner, als nach MsbG vorgesehen. Die folgenden Ergebnisse
sind somit in schlechteren Verhältnissen erzielt worden, als sie im zukünftigen Betrieb von
NS-Netzen zu erwarten sind.
6.2 Auswertung der Ergebnisse und Schlussfolgerungen
Für die Auswertung werden die Ergebnisse der SE mit den Referenzmessungen verglichen.
Die Abweichungen werden wie auch in Abschnitt 4.3.2 definiert als estimierter Wert
minus Referenzwert. Die Abweichungen der Spannungsbeträge und Strombeträge aller
Leiter sind jeweils in den Abbildungen 6.2 und 6.3 dargestellt. Die Abweichungen der
Spannungsbeträge liegen im Bereich von -3,0V bis 3,2V und die der Ströme von -42,49A
bis 40,60A. Diese Werte sind etwas größer als die der Simulationen in Abschnitt 5.5. Dies
ist dadurch zu erklären, dass die Anzahl an gemessenen Haushaltslasten und PV-Anlagen
deutlich geringer ist als die Anzahl, die in den Simulationen angenommen wurde. Bei einer
höheren Anzahl an Messungen sind kleinere Abweichungen zu erwarten.
Durch das Vorhandensein von nicht gemessenen PV-Anlagen im Feldtest ist es nicht
möglich, die Ursache der Abweichungen eindeutig den Ersatzwerten von Haushaltslasten
zuzuordnen. Vielmehr resultieren die Abweichungen aus einer Kombination der Fehler
bei der Ersatzwertgenerierung von Haushaltslasten und der Ersatzwertgenerierung von
PV-Anlagen. Die Abweichungen der Strombeträge deuten auf einen systematischen Fehler
hin. Dessen Ursache konnte im Feldtest nicht eindeutig erklärt werden.
In den Abbildungen 6.4 und 6.5 sind jeweils die Abweichungen der Spannungs- und
Strombeträge über der Uhrzeit dargestellt. Die kleinsten Abweichungen für beide Größen
sind in den Nachtstunden aufgetreten. Dieses ist durch die kleineren Leistungsflüsse im Netz
und ggf. wegen des Entfalls der Fehler der Ersatzwertgenerierung von PV-Anlagen bedingt
und stimmt mit den Ergebnissen aus Tabelle 5.3 überein. Bei den restlichen Stunden ist
keine Tendenz für die Abweichungen der Spannungsbeträge zu erkennen. Andererseits sind
für die Abweichungen der Strombeträge deutlich höhere Werte in den Mittagsstunden
aufgetreten. Das kann darauf hindeuten, dass die Erzeugung der PV-Anlagen zu klein
oder der Verbrauch der Haushaltslasten zu groß estimiert wurde. Die Werte sind auch für
diese Stunden im Rahmen der Ergebnisse aus Abschnitt 5.5.
In Abbildung 6.6 werden die Abweichungen der Spannungsbeträge über den Spannungen
der Referenzmessungen dargestellt. Es ist keine Tendenz zu erkennen. Das gleiche gilt auch
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für die Abweichungen der Strombeträge.
Die Genauigkeit der Ergebnisse im Feldtest korrespondiert mit der der Simulationen. Zu-
sätzlich wären die Ergebnisse im Feldtest deutlich besser, wenn der Umfang der Messungen
nach MsbG vorhanden gewesen wäre. Auch die große Anzahl an nicht gemessenen PV-
Anlagen hat zu Fehlern beigetragen. Die in dieser Arbeit vorgeschlagene Kombination von
SE und Ersatzwertgenerierung ist bei Berücksichtigung der angegebenen Sicherheitsmargen
für die Überwachung von NS-Netzen anwendbar.















Abbildung 6.2: Verteilung der Abweichungen der estimierten Spannungsbeträge aller Leiter im
Feldtest
















Abbildung 6.3: Verteilung der Abweichungen der estimierten Strombeträge aller Leiter im
Feldtest
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Abbildung 6.4: Abweichungen der estimierten Spannungsbeträge aller Leiter im Feldtest über
der Uhrzeit










Abbildung 6.5: Abweichungen der estimierten Strombeträge aller Leiter im Feldtest über der
Uhrzeit


















Abbildung 6.6: Abweichungen der estimierten Spannungsbeträge aller Leiter im Feldtest über
den Spannungen der Referenzmessungen
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7 Zusammenfassung und Ausblick
Diese Arbeit liefert einen Beitrag zu zwei wesentlichen Herausforderungen, die für das
Gelingen der Überwachung von Verteilnetzen notwendig sind: Die Zustandsschätzung
(engl. State Estimation) (SE) und die Ersatzwertgenerierung.
Der in Deutschland für 2017 geplante Start des Smart Meter Rollouts ist in der gewünsch-
ten Form Ende 2019 noch nicht erfolgt. Als Folge haben Verteilnetzbetreiber weiterhin
kaum praktische Erfahrungen mit der Erfassung und Verarbeitung von Messdaten in
Niederspannungs (NS)-Netzen mit intelligenten Messsystemen. Die Untersuchungen und
Erkenntnisse dieser Arbeit tragen dazu bei, den Verteilnetzbetreibern bei den maßgeblichen
Entscheidungen in Bezug auf die SE in NS-Netzen zu unterstützen.
Neun SE Algorithmen wurden im Rahmen der Untersuchung betrachtet. Diese wurden
an 17 NS-Netzmodellen für 16 Szenarien angewendet. Die 17 Netzmodelle beinhalten
synthetische ländliche, vorstädtische und städtische Netzmodelle sowie Netzmodelle realer
vorstädtischer Netze. Die 16 Szenarien basieren auf verschiedenen „Worst-Case“ Annahmen
und Zeitreihen aus einer zwei Jahren langen Messkampagne. Bei den Algorithmen wurden
folgende Aspekte aus Sicht der NS-Netze betrachtet:
• Welches Lösungsverfahren zur SE ist zu bevorzugen?
• Wie groß sind die zu erwartenden Fehler, wenn das Messmodell linearisiert, entkoppelt
oder symmetrisch betrachtet wird?
• Haben Strommessungen als Eingangsdaten der SE gegenüber Leistungsmessungen
Vorteile?
Lösungsansätze mit dem Augmented-Matrix (AM)-Verfahren haben sich im Vergleich mit
den klassischen Verfahren als vorteilhafter erwiesen. Der größte Vorteil der AM-Verfahren
ist die fehlerfreie Integration von virtuellen Messungen. Wird das Messmodell der SE
entkoppelt oder symmetrisch betrachtet, entstehen Fehler, die für den praktischen Betrieb
zu hoch sind. Andererseits liefern lineare Ansätze vertretbare Fehler. Dieses gilt sowohl wenn
Strombeträge als auch Leistungsmessungen als Eingangsdaten eingesetzt werden. Ansätze
mit Strombeträgen liefern dabei nur akzeptable Ergebnisse, wenn die Eingangsdaten sehr
präzise sind. Als Folge werden Leistungsmessungen bevorzugt, wenn die Eingangdaten viele
Ersatzwerte beinhalten. Wenn Strombeträge und Leistungsmessungen von Haushaltslasten
gemessen werden dürfen (was in Deutschland nicht der Fall sein wird) und leistungsstarke
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Rechner für die SE eingesetzt werden, ist das exakte nichtlineare Modell zu bevorzugen.
Für den Fall, dass keine leistungsstarken Rechner eingesetzt werden, sind lineare Ansätze
zu bevorzugen. Die Fehler der Linearisierung müssen dabei als Sicherheitsmargen zu den
Grenzwerten berücksichtigt werden. Die zu berücksichtigen Sicherheitsmargen wurden für
verschiedene Typen von Netzen in der Arbeit dargestellt. Für vorstädtische Netze sind sie
etwas höher als für ländliche und städtische Netze. Als Richtwert können bei korrekten
Annahmen zu Messfehlern die Sicherheitsmargen für Spannungen mit 1,5 Volt und für
Ströme mit 20 Ampere angenommen werden.
Dürfen Strombeträge und Leistungsmessungen von Haushaltslasten nicht gemessen werden,
sind Ersatzwerte für die SE notwendig. Es wurden drei Verfahren zur Ersatzwertgenerierung
von Haushaltslasten vorgestellt. Auch diese wurden an denselben 17 Netzmodellen einge-
setzt. Dabei wurden nur die realistischen Szenarien mit gemessenen Zeitreihen untersucht.
Das erste Verfahren basiert auf zeitpunktabhängigen Verteilungen von Haushaltslasten,
das zweite betrachtet die SE als Optimierungsproblem und das dritte benutzt Spannungs-
betragsmessungen, um die Leistungen von Haushaltslasten iterativ zu bestimmen. Eine
wesentliche Erkenntnis der Untersuchung ist, dass beim Einsatz von Ersatzwerten die linea-
re und die nichtlineare SE nahezu die gleichen maximalen Fehler aufweisen. Das einfache
Verfahren mit Ersatzwerten aus zeitpunktabhängigen Verteilungen von Haushaltslasten hat
über alle Zeitpunkte betrachtet kleinere maximale Fehler als die anderen beiden Verfahren.
Grund dafür ist, dass diese anfällig für Konvergenzprobleme sind. Bei der gemeinsamen
Anwendung der vorgeschlagenen linearen SE und der Ersatzwertgenerierung aus zeitpunkt-
abhängigen Verteilungen von Haushaltslasten sollten im Betrieb Sicherheitsmargen für
Spannungen von 1,5 Volt und für Ströme von 40 Ampere berücksichtigt werden.
In einem Feldtest wurden die lineare SE und die Ersatzwertgenerierung angewendet. Die
maximalen Fehler im Feldtest stimmen mit denen der Simulationen weitgehend überein.
Die in dieser Arbeit gestellten Fragen: „Wie soll die Zustandsschätzung in NS-Netzen
umgesetzt werden und wie präzise kann der Zustand bei einer niedrigredundanten Mess-
wertaufnahme geschätzt werden?“ wurden somit beantwortet.
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Als Anregung für zukünftige Untersuchungen können folgende Aspekte in Bezug auf die
SE in NS-Netzen genannt werden:
• Auswirkungen von groben Messfehlern bei Spannungsmessungen
• Auswirkungen, wenn unterbrechbare Verbrauchseinrichtungen in NS-Netzen nach
§ 14a EnWG (überwiegend Elektrofahrzeuge und Wärmepumpen) gemessen werden
und somit als Eingangsdaten eingesetzt werden können
• Auswirkungen, wenn alle Kabelverteiler im Netz mit Messgeräten ausgestattet wären
• Auswirkungen mangelnder zeitlicher Synchronität der Messungen
• Einsatz von leistungs- und zeitpunktabhängigen dynamischen σ-Werten für die
Messfehler
Zusätzlich sollte untersucht werden, ob bei der Ersatzwertgenerierung mit Betrachtung der
SE als Optimierungsproblem Optionen bestehen, die Konvergenzprobleme zu reduzieren.
Diese Ersatzwertgenerierung liefert für konvergierende Zeitpunkte die besten Ergebnisse.
Zuletzt sei erwähnt, dass die Überwachung nur der erste Schritt in Richtung zukünftiger
NS-Netze ist. Darauf aufbauend sollten aktive Maßnahmen ergriffen werden, um die Netze
effizienter zu nutzen und somit sowohl die Integration von erneuerbaren Energien zu
erhöhen, als auch den Netzausbau zu reduzieren. Als mögliche Maßnahmen seien span-
nungsregelnde Aktoren, Leistungssteuerung, Sektorkopplung, der Einsatz von Speichern,
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Abbildung A1.16: Einliniendiagramm für das CheapF Netzmodell
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Abbildung A2.1: Estimationsfehler für das S1a Netzmodell





















































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































Abbildung A2.3: Estimationsfehler für das S2a_FL Netzmodell






















































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































Abbildung A2.5: Estimationsfehler für das S3a_KB Netzmodell























































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































Abbildung A2.7: Estimationsfehler für das S4a Netzmodell

















































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































Abbildung A2.9: Estimationsfehler für das S5a Netzmodell
































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































































Abbildung A2.11: Estimationsfehler für das S6a Netzmodell
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Abbildung A3.1: Estimationsfehler für verschiedene σP,Q-Werte bei einem σU = 0,1V für das
S1a Netzmodell


























































































































































































































































































































































































































































































































Abbildung A3.3: Estimationsfehler für verschiedene σP,Q-Werte bei einem σU = 0,1V für das
S1b Netzmodell
































































































































































































































































































































































































































































































































Abbildung A3.5: Estimationsfehler für verschiedene σP,Q-Werte bei einem σU = 0,1V für das
S2a_FL Netzmodell


























































































































































































































































































































































































































































































































Abbildung A3.7: Estimationsfehler für verschiedene σP,Q-Werte bei einem σU = 0,1V für das
S2a_KB Netzmodell





























































































































































































































































































































































































































































































































Abbildung A3.9: Estimationsfehler für verschiedene σP,Q-Werte bei einem σU = 0,1V für das
S2b Netzmodell










































































































































































































































































































































































































































































































Abbildung A3.11: Estimationsfehler für verschiedene σP,Q-Werte bei einem σU = 0,1V für
das S3a_KB Netzmodell


































































































































































































































































































































































































































































































































Abbildung A3.13: Estimationsfehler für verschiedene σP,Q-Werte bei einem σU = 0,1V für
das S3b Netzmodell
























































































































































































































































































































































































































































































































Abbildung A3.15: Estimationsfehler für verschiedene σP,Q-Werte bei einem σU = 0,1V für
das S4a Netzmodell


































































































































































































































































































































































































































































































































Abbildung A3.17: Estimationsfehler für verschiedene σP,Q-Werte bei einem σU = 0,1V für
das S4b Netzmodell


































































































































































































































































































































































































































































































































Abbildung A3.19: Estimationsfehler für verschiedene σP,Q-Werte bei einem σU = 0,1V für
das S5a Netzmodell






























































































































































































































































































































































































































































































































Abbildung A3.21: Estimationsfehler für verschiedene σP,Q-Werte bei einem σU = 0,1V für
das S5b Netzmodell


























































































































































































































































































































































































































































































































Abbildung A3.23: Estimationsfehler für verschiedene σP,Q-Werte bei einem σU = 0,1V für
das S6a Netzmodell






















































































































































































































































































































































































































































































































Abbildung A3.25: Estimationsfehler für verschiedene σP,Q-Werte bei einem σU = 0,1V für
das S6b Netzmodell










































































































































































































































































































































































































































































































Abbildung A3.27: Estimationsfehler für verschiedene σP,Q-Werte bei einem σU = 0,1V für
das IEEE Netzmodell


























































































































































































































































































































































































































































































































Abbildung A3.29: Estimationsfehler für verschiedene σP,Q-Werte bei einem σU = 0,1V für
das SmartS Netzmodell




































































































































































































































































































































































































































































































































Abbildung A3.31: Estimationsfehler für verschiedene σP,Q-Werte bei einem σU = 0,1V für
das CheapF Netzmodell












































































































































































































































































Only with the reduction of greenhouse gas emission man’s impact on the environment
and climate can be kept within reasonable limits. Most countries have agreed to face
this challenge by signing the Paris Agreement. Changes in the energy sector will play a
crucial role in accomplishing the desired goals. As a part of this, the transmission and
distribution of electrical power will need adjustments. In this context, the presented work
contributes to the supervision of low voltage grids. The work introduces a state estimation
approach in case of low measurement redundancy.
In chapter 2 an overview of today’s low voltage grid planning and operation in Germany is
given. The operation today is completely done without real-time measurements. With the
increasing number of power injections, heat pumps, electric vehicles and storage systems
this will not be possible anymore. With smart meters installed in most households, low
voltage grids can be monitored. This is why a smart meter rollout was initiated by law in
Germany. Unfortunately for the operators, due to privacy reasons, the scope of allowed
measurements is limited by law. Measuring the consumption of active and reactive power
at households is prohibited and for most loads only voltage magnitudes will be allowed to
be measured. Measurements of voltage magnitudes alone will not be enough to monitor
grids with conventional state estimation. A state estimation approach applicable to grids
with low measurement redundancy and the generation of pseudo-values is a solution.
Knowing the state of the grid is also mandatory to establish demand side integration, new
market models, sector coupling and other concepts for increasing grid efficiency and thus
reducing greenhouse gas emission.
The state of the art of state estimation in transmission systems is presented in chapter 3.
The mathematical background of conventional state estimation is described and different
state estimation approaches, such as the augmented-matrix approach, are discussed.
Furthermore, an overview of the current state of research of state estimation in low voltage
grids is presented. In contrast to transmission systems, low voltage grids are operated
unbalanced. It is thus desirable that state estimation in low voltage grids is applicable
to unbalanced three-phase systems. Some authors suggest linear state estimation as the
resulting errors due to linearization in low voltage grids are neglectable. Other approaches
include using metaheuristics, artificial neural networks and probabilistic methods. Only a
few approaches were evaluated in real grid operation. This indicates that further research
in this field is needed.
216 Extended Abstract
Chapter 4 presents the main contribution to state estimation. First, an efficient approach
for using the conventional state estimation in unbalanced three-phase systems is introduced.
Afterwards, a new linear approach for state estimation in unbalanced systems is presented.
The approach includes the linearization of active and reactive power for all three phases.
The evaluation of the new approach was done for 17 low voltage grid models, including 14
synthetic grids from rural, suburban and urban areas, two real-world grids and the IEEE
European low voltage test grid. For each of them, 16 grid state scenarios were defined,
including different "‘worst-case"’ scenarios and scenarios with time series. The used time
series consist of household consumption and photovoltaic injection measurements from
a field test over two years. For each scenario, benchmark values were generated. The
benchmark values of voltage magnitudes, active and reactive power were superposed by
white noise and used as input for state estimation. Cases with different noise magnitudes
were considered. Furthermore, state estimation was performed and the results were
compared with the benchmarks to evaluate their accuracy. For comparison purposes, the
same evaluation was done for eight other state estimation approaches. The findings are:
• Balanced approaches in low voltage grids are inaccurate and not applicable.
• The conventional approach adjusted to unbalanced systems is the most accurate but
also slow.
• Linear approaches in symmetric components with current measurements as input are
only accurate if the noise magnitudes are small.
• The new suggested linear approach has applicable accuracy and is the fastest, making
it appealing for the supervision of low voltage grids.
The contribution to the generation of pseudo-values for state estimation in low voltage
grids is presented in chapter 5. First, a summary of recent research in this field is given.
Then three new approaches for the generation of pseudo-values for household loads are
introduced. The first is based on approximate active power distributions. This method
suggests distribution functions of power values for different time steps. The basic idea
behind the method is that the errors of the generated pseudo-values should have a Gaussian
distribution. The second introduced method defines state estimation as an optimization
problem with constraints. Thereby the state estimation becomes applicable even for
underdetermined conditions. The objective of the optimization is to reduce the deviation
between measured and estimated values. Constraints can be defined as minimum and
maximum power values of loads and injections. To solve the optimization problem the
Interior-point method was used. The third method evaluates voltage measurements in
217
order to generate power pseudo-values. Thereby higher voltage drops indicate higher
power values and vice-versa. The three new approaches were evaluated for the scenarios
with time series and for all grids from chapter 4. For comparison purposes, a pseudo-
values generation method based on standardized time series was also included in the
evaluation. The generated pseudo-values were applied to the conventional state estimation
approach and the new linear approach. Generated pseudo-values with approximate active
power distributions resulted in the smallest errors overall. The other two new methods
occasionally showed very precise results but have a larger range of errors due to convergence
problems. The range of the errors was almost the same for the conventional and the linear
state estimation approach. Since the linear approach is more efficient, this finding makes
the linear approach even more appealing for the supervision of low voltage grids with
limited measurements. In the case of using state estimation with pseudo-values for all
household power values in a low voltage grid considering a 1,5V- and 40A- safety margin
is suggested.
The combined use of the new linear state estimation and the pseudo-value generation with
approximate active power distributions was evaluated in a real-world field test. The field
test included installing smart meters in certain households. Additionally, measurement
devices were installed at the low voltage side of the distribution transformer. The results
are presented in chapter 6. Similar errors as in the former simulations were observed,
confirming that the introduced approach can be used for the supervision of low voltage
grids.
For further research the following points are suggested:
• Analysing the effect of bad data in voltage magnitude measurements
• Analysing the effect of additional measurements in the grid, e.g. measurements at
cable distribution cabinets
• Analysing the effect of insufficient time synchronization of measurements
• Considering that the error properties of pseudo-values are not constant over time
